Universidad de La Salle

Ciencia Unisalle
Ingeniería Eléctrica

Facultad de Ingeniería

1-1-2002

Análisis del entorno de la generación distribuida en Colombia:
viabilidad y reglamentación
Oscar Javier Mora Cano
Universidad de La Salle, Bogotá

Eisenhower Miguel Martínez Roa
Universidad de La Salle, Bogotá

Follow this and additional works at: https://ciencia.lasalle.edu.co/ing_electrica

Citación recomendada
Mora Cano, O. J., & Martínez Roa, E. M. (2002). Análisis del entorno de la generación distribuida en
Colombia: viabilidad y reglamentación. Retrieved from https://ciencia.lasalle.edu.co/ing_electrica/434

This Trabajo de grado - Pregrado is brought to you for free and open access by the Facultad de Ingeniería at
Ciencia Unisalle. It has been accepted for inclusion in Ingeniería Eléctrica by an authorized administrator of Ciencia
Unisalle. For more information, please contact ciencia@lasalle.edu.co.

ANÁLISIS DEL ENTORNO DE LA GENERACIÓN DISTRIBUIDA EN
COLOMBIA: VIABILIDAD Y REGLAMENTACIÓN.

OSCAR JAVIER MORA CANO
EISENHOWER MIGUEL MARTÍNEZ ROA

UNIVERSIDAD DE LA SALLE
FACULTAD DE INGENIERÍA ELÉCTRICA
BOGOTÁ D.C.
2002

ANÁLISIS DEL ENTORNO DE LA GENERACIÓN DISTRIBUIDA EN
COLOMBIA: VIABILIDAD Y REGLAMENTACIÓN.

OSCAR JAVIER MORA CANO
EISENHOWER MIGUEL MARTÍNEZ ROA

Monografía de Trabajo de Grado

Director:
Arcenio Torres Arias, Msc
Ingeniero Eléctrico

UNIVERSIDAD DE LA SALLE
FACULTAD DE INGENIERÍA ELÉCTRICA
BOGOTÁ D.C.
2002

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

Nota de Aceptación
____________________________________
____________________________________
____________________________________
____________________________________
____________________________________
____________________________________

Presidente del Jurado

Firma del Jurado

Firma del Jurado

Bogotá D.C. (Día, mes, 2002)
Eisenhower Miguel Martínez Roa

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

A Dios, a mi Familia y a todos los que me han apoyado.
Oscar Javier

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

A Dios, por su intervención; a mis Padres y Hermanos, por su denodada y
desinteresada visión, y la esperanza en un futuro.

Eisenhower Miguel

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

AGRADECIMIENTOS

Los autores expresan sus más sinceros agradecimientos a:

Arcenio Torres. Ingeniero Eléctrico, amigo, consejero, y ante todo gran maestro.
Sin él habría sido imposible la realización y culminación de éste estudio.
Jaime Orjuela: Ingeniero Eléctrico, amigo, compañero, gracias a su desinteresada
ayuda en la consecución de información vital para el desarrollo del Proyecto.
Luis Buitrago, Ingeniero Mecánico, por su apoyo e interés en el desarrollo del tema
de la Generación Distribuída.

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

CONTENIDO

pág.

INTRODUCCIÓN

25

METODOLOGÍA

30

1 DIAGNÓSTICO PRELIMINAR

34

1.1

34

EXPERIENCIA INTERNACIONAL EN APLICACIONES DE GD

1.1.1
1.1.2.
1.1.3.

1.2

México
Noruega
Estados Unidos.

35
36
37

SECTOR ELÉCTRICO COLOMBIANO

40

1.2.1 Antecedentes y Cobertura
1.2.2 Esquema Regulatorio e Institucional
1.2.3 Funcionamiento del Mercado de Energía Mayorista MEM
1.2.4 Regulación Frente a La Generación Distribuida
1.2.4.1 Esquema Remuneratorio
1.2.4.2 Políticas y Normatividades Ambientales aplicables.
1.2.4.3 Políticas Tributarias y Arancelarias

1.3

TECNOLOGÍAS DE GD

1.3.1

Motores Reciprocantes Diesel y a Gas Natural.

Eisenhower Miguel Martínez Roa

40
44
47
50
50
52
56

57

59
Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

1.3.2
1.3.3
1.3.4
1.3.5
1.3.6
1.3.7
1.3.8
1.3.9

1.4

Micro-Turbinas
Turbinas Industriales a Gas
Celdas De Combustible
Celdas Fotovoltáicas
Energía Eólica
Pequeñas Centrales Hidroeléctricas
Biomasa
Sistemas Híbridos con Celdas de Combustible

63
68
70
72
74
75
77
80

PANORAMA ENERGÉTICO EN COLOMBIA

1.4.1
1.4.2
1.4.3
1.4.4

81

Gas Natural
ACPM
Biomasa
Otras Fuentes

82
89
93
94

2 ANÁLISIS DE ALTERNATIVAS

96

2.1

PRESENTACIÓN DE ALTERNATIVAS DE GD.

96

2.2

SELECCIÓN DE ALTERNATIVA ÓPTIMA.

2.2.1
2.2.2
2.2.3

107

Variación de la Potencia respecto a la Temperatura Ambiente.
Variación de la Potencia Respecto a la Altitud.
Variación de la Potencia Respecto a la Humedad.

109
110
111

3 ANÁLISIS FINANCIERO

113

3.1

113

SUPUESTOS BÁSICOS DEL ESTUDIO

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

3.2 COMPORTAMIENTO DEL SIN Y MANEJO DEL MERCADO DE
ELECTRICIDAD EN COLOMBIA.

3.2.1
3.2.2
3.2.3
3.2.4
3.2.5

114

Áreas Operativas, Zonas Globales y Escenarios de Despacho.
115
Tratamiento del Comportamiento del Precio final de Energía en Bolsa. 118
Tratamiento del Costo Final de la Energía en Contratos a Largo Plazo. 120
Tratamiento del Costo de las Restricciones.
120
Tratamiento de los Cargos por Uso del STN.
122

3.3

ESCENARIOS DE PLANEACIÓN PROPUESTOS.

122

3.4

METODOLOGÍA DE DETERMINACIÓN DE BENEFICIOS DE GD.

124

3.4.1 Beneficios al STN.
3.4.1.1 Cuantificación de Beneficios al STN.
3.4.2 Beneficios al Operador de Instalaciones de GD.

3.5

124
125
134

METODOLOGÍA DE ANÁLISIS DE COSTOS DE INSTALACIÓN

3.5.1 Costo FOB (Free On Board)
3.5.2 Costo CIF (Cost-Insurance-Freight)
3.5.2.1 Transporte Marítimo Internacional
3.5.2.2 Seguros del Transporte Marítimo Internacional
3.5.3 Costo DDP (Delivered Duty Paid)
3.5.3.1 Arancel
3.5.3.2 Costo de Transporte Aéreo o Terrestre
3.5.3.3 Seguro Nacional
3.5.3.4 Costos de Bodegaje
3.5.4 Costo Directo
3.5.4.1 Montaje, Pruebas y Puesta en Marcha
3.5.4.2 Costo de Obra Civil
3.5.4.3 Gestión Ambiental
3.5.4.4 Predios
Eisenhower Miguel Martínez Roa

135

135
136
136
136
137
137
137
137
138
138
138
138
139
139
Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

3.5.5 Costo Total
3.5.5.1 Costo Indirecto

3.6

139
139

METODOLOGÍA DE ANÁLISIS DE COSTOS DE AO&M.

140

3.6.1 Costos Fijos
3.6.1.1 Administración
3.6.1.2 Repuestos y Mantenimiento
3.6.2 Costos Variables o de Operación.

140
141
141
141

3.7

PRESENTACIÓN DE COSTOS Y FACTORES DE INSTALACIÓN.

141

3.8

EVALUACIÓN ECONÓMICA

149

3.8.1
3.8.2

Análisis Cualitativo
Análisis Probabilístico

151
155

3.9

CONCLUSIONES ANÁLISIS FINANCIERO

164

4.

ANÁLISIS DE SENSIBILIDAD

165

4.1

SENSIBILIDAD A LA TASA DE RETORNO.

165

4.2 SENSIBILIDAD A LA REDUCCIÓN DE LOS COSTOS INDICATIVOS

167

5. CONCLUSIONES

169

6.

171

RECOMENDACIONES

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

BIBLIOGRAFIA

172

ANEXOS

175

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

LISTA DE TABLAS

pág.

Tabla 1. Normas de Emisión de Partículas en Colombia

54

Tabla 2. Normas de Emisión de Óxidos de Azufre

54

Tabla 3. Guías del Banco Mundial sobre Emisiones

55

Tabla 4. Niveles Máximos permisibles de ruido

56

Tabla 5. Comparación de las diferentes tecnologías de GD

58

Tabla 6. Características principales de calderas de biomasa

78

Tabla 7. Costos indicativos de Tecnologías de biomasa

79

Tabla 8. Reservas Probadas de Gas, año 2000

84

Tabla 9. Componentes de Costo para ACPM

91

Tabla 10. Motores Reciprocantes Diesel seleccionados

98

Tabla 11. Motores Reciprocantes a gas natural seleccionados

99

Tabla 12. Micro-turbina Seleccionada

100

Tabla 13. Celdas de Combustible Seleccionadas

100

Tabla 14. Instalaciones de PCH Seleccionadas

101

Tabla 15. Instalaciones de Energía Eólica Seleccionadas

102

Tabla 16. Instalaciones Fotovoltáicas Seleccionadas

103

Tabla 17. Turbinas Industriales a Gas Seleccionadas

105

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

Tabla 18. Instalación de Generación a partir de biomasa seleccionada

106

Tabla 19. Alternativas Óptimas seleccionadas por tecnología

108

Tabla 20. Costos Indicativos Totales para Región 1

144

Tabla 21. Costos Indicativos Totales para Región 2

144

Tabla 22. Costos Indicativos Totales para Región 3

145

Tabla 23. Costos Indicativos Totales para Región 4

145

Tabla 24. Costos Indicativos Totales para Región 5

146

Tabla 25. Costos Indicativos Totales para Región 6

146

Tabla 26. Costos Indicativos Totales para Región 7

147

Tabla 27. Costos Indicativos Totales para Región 8

147

Tabla 28. Costos Indicativos Totales para Región 9

148

Tabla 29. Sensibilidad a la Tasa de Retorno

166

Tabla 30. Sensibilidad a Reducción en Costos Indicativos

168

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

LISTA DE FIGURAS

pág.

Figura 1. Metodología de planeamiento con GD

31

Figura 2. Cobertura Geográfica del Servicio de Electricidad en
Colombia

43

Figura 3. Marco Institucional del Sector Eléctrico

45

Figura 4. Organigrama Institucional del Sector Eléctrico

46

Figura 5. Comportamiento de precios en bolsa y en contratos año 2001

49

Figura 6. Participación en el MEM por tipo de planta

49

Figura 7. Grupo Generador Diesel

60

Figura 8. Grupo Generador con motores reciprocantes a gas natural

60

Figura 9. Niveles de Emisiones en aplicaciones reciprocantes

61

Figura 10. Niveles de Ruido de aplicaciones de GD Diesel

62

Figura 11. Proyecciones de Costos Indicativos de Instalaciones con
Motores reciprocantes

63

Figura 12. Detalles Técnicos de una microturbina

65

Figura 13. Proyecciones de Costos de instalación para microturbinas

66

Figura 14. Niveles de emisiones de CO típicas de microturbinas

67

Figura 15. Niveles de ruido típicas de microturbinas

67

Figura 16. Turbina a Gas

68

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

Figura 17. Proyecciones de Costos Indicativos para Turbinas a Gas

69

Figura 18. Celda de Combustible de 200kW ONSI

71

Figura 19. Evolución de los Costos Indicativos para Celdas
De Combustible

71

Figura 20. Conjunto de equipos para instalaciones fotovoltáicas

73

Figura 21. Proyección de los Costos Indicativos para celdas Fotovoltáicas

73

Figura 22. Molino de viento Eolux F 500

75

Figura 23. Turbina hidráulica Acuair LH 1000

76

Figura 24. Caldera de vapor moderna para combustión de Biomasa

78

Figura 25. Proyección de Costos de Instalación para Sistemas Híbridos
Con Celdas de Combustible

81

Figura 26. Nueva estructura de la industria del gas en Colombia

83

Figura 27. Proyecciones de producción de Gas Natural en Colombia

85

Figura 28. Red de transporte de Gas Natural en Colombia

88

Figura 29. Proyecciones de precio de gas en Boca de Pozo

89

Figura 30. Infraestructura de producción, transporte y refinación de
Hidrocarburos en colombia

90

Figura 31. Proyecciones de precio del ACPM

92

Figura 32. Variación de la Potencia con la Temperatura
Para Turbinas a Gas

110

Figura 33. Variación de la Potencia con la altura
Para Turbinas a Gas

111

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

Figura 34. Variación de la Potencia con la humedad
Para Turbinas a Gas

112

Figura 35. Estado actual de la red de transmisión a Abril de 2002

116

Figura 36. Flujo de Carga, Despacho invierno

117

Figura 37. Flujo de Carga, Despacho verano

118

Figura 38. Comportamiento de Precio en la Bolsa de Energía año 2001

119

Figura 39. Curva de probabilidad de excedencia del precio en Bolsa

120

Figura 40. Comportamiento del Costo de las restricciones año 2001

121

Figura 41. Curva de probabilidad de excedencia del costo de las
Restricciones

122

Figura 42. Curva de duración de Carga, verano de 2001

128

Figura 43. Curva de duración de Carga, invierno de 2001

129

Figura 44. Confiabilidad con GD, con una línea de interconexión

132

Figura 45. Confiabilidad con GD, con varias líneas de
interconexión

133

Figura 46. Relación B/C, caso base 1

151

Figura 47. Relación B/C, caso base 2

153

Figura 48. Relación B/C, caso base 3

154

Figura 49. Beneficios al STN, caso base 1

156

Figura 50. Beneficios al STN, caso base 2

158

Figura 51. Beneficios al STN, caso base 3

159

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

Figura 52. Comportamiento probabilístico de la relación B/C
Financiera sin transferencia de beneficios

160

Figura 53. Comportamiento probabilístico de la relación B/C
Financiera con transferencia de beneficios al STN del 50 por ciento

161

Figura 54. Comportamiento probabilístico de la relación B/C
Financiera con transferencia de beneficios al STN del 100 por ciento

162

Figura 55. Análisis comparativo de Relación B/C con tasas de retorno
Del 9 y 12 por ciento

166

Figura 56. Sensibilidad de Relación B/C frente a una reducción
del 5 por ciento en costos indicativos

167

Figura 57. Sensibilidad de Relación B/C frente a una reducción
del 10 por ciento en costos indicativos

168

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

LISTA DE ANEXOS
pág.
ANEXO A. COSTOS DE TRANSPORTE DE GAS COSTA ATLANTICA

176

ANEXO B. COSTOS TRANSPORTE DE GAS PROMIGAS

178

ANEXO C. COSTOS DE GAS TRANSMETANO

179

ANEXO D. COSTOS DE GAS TRANSORIENTE

180

ANEXO E. COSTOS DE GAS TRANSCOGAS

181

ANEXO F. BENEFICIOS POR CONFIABILIDAD

182

ANEXO G. PROYECCIONES DEL INDICE DE PRECIOS AL PRODUCTOR

188

ANEXO H. PROYECCIONES DE VALOR DE TASA REPRESENTATIVA DEL
MERCADO DE DOLARES ESTADOUDINENSES
189

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

GLOSARIO

AO&M: El costo de AO&M es un costo reconocido de gastos de administración,
operación y mantenimiento. Estos gastos constituyen los egresos destinados a la
operación, mantenimiento y administración de los activos de Generación
Distribuida. También, están incluidos los gastos por concepto de seguros a
edificios e instalaciones, los costos de capital de operación y mantenimiento de los
vehículos, de los equipos de mantenimiento, de las herramientas y de los
instrumentos necesarios para desarrollar las actividades de operación y
mantenimiento, además los costos y gastos de talleres, oficinas y edificaciones
destinadas a la operación y mantenimiento.
Área Operativa: Conjunto de activos de transporte, recursos de generación y/o
demanda, que para asegurar niveles de calidad y seguridad en más de una SubÁrea Operativa, presentan alguna restricción en la infraestructura del Sistema de
Transmisión Nacional, que exige generaciones forzadas en el Área y/o limita los
intercambios con el resto del SIN. Las Áreas deberán tener Activos del STN no
asociados con alguna de las Sub-Áreas contenidas en el Área.
Autogenerador. Es aquella persona natural o jurídica que produce energía eléctrica
exclusivamente para atender sus propias necesidades. Por lo tanto, no usa la red
pública para fines distintos al de obtener respaldo del Sistema Interconectado
Nacional (SIN), y puede o no, ser el propietario del sistema de generación.
Cogenerador. Es aquella persona natural o jurídica que produce energía utilizando
un proceso de Cogeneración, y que puede o no, ser el propietario del sistema de
Cogeneración.
Costo CIF (Cost-Insurance-Freight): Este costo corresponde al material importado
y puesto en puerto colombiano, antes de la legalización de la importación, Incluye
Seguros y Transporte Marítimos.
Costo DDP (Delivered Duty Paid): Este es el costo total de poner en su destino final
la mercancia, generalmente es el comprador quien asume todos los riesgos y gastos
relacionados con el transporte de dichos equipos desde el puerto colombiano hasta
el lugar convenido, incluídos los impuestos, derechos y demás cargos oficiales
exigidos a la importación de la mercancia, así como costos y riesgos de llevar a
cabo las formalidades aduaneras.
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Costo FOB: Free On Board (Franco a bordo del buque). Estos costos se refieren a la
transferencia de la propiedad y de los riesgos de los equipos al comprador, tiene
lugar en el momento de la entrega a bordo del buque o medio de transporte
designado por el comprador. Se incluyen todos los egresos de origen legal propios
del país de origen del bien comprado, pero no el transporte marítimo ni los
seguros correspondientes.
Costo Incremental de Racionamiento de Energía CRO: Costo incremental de cada
una de las plantas de racionamiento modeladas en las metodologías de
Planeamiento Operativo; sus valores se definen como CRO1, CRO2, CRO3 y
CRO4; es revaluado anualmente por la UPME para aplicarse a partir del comienzo
del invierno.
CRO1: Costo económico marginal de racionar 1.5% de la demanda de energía del
SIN.
CRO2: Costo económico marginal de racionar 5% de la demanda de energía del
SIN.
CRO3: Costo económico marginal de racionar 90% de la demanda de energía del
SIN.
CRO4: Costo económico marginal de racionar 100% de la demanda de energía del
SIN.
Factor de carga: Es un índice de las características de la carga. Se define como la
relación de la carga promedio en un período determinado a la carga pico que se
presenta en ese período.
Factor de Planta: Es un índice de las características de producción de una planta
de Energía. Se define como la relación de la producción promedio en un período
determinado a la potencia instalada.
Gas Natural Asociado: Es todo gas o vapor, innatos en la formación y producidos
en un yacimiento clasificado como de petróleo. Igualmente lo es todo gas que se
extraiga de la capa de gas de un yacimiento de petróleo. El Ministerio de Minas y
Energía es quien determina cuándo el gas de un campo, yacimiento o pozo es o no
asociado.
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Gas Natural No Asociado o Gas Natural Libre: Es aquel gas natural que es
producido en yacimientos donde no se encuentra conjuntamente con el petróleo. El
Ministerio de Minas y Energía es quien determina cuándo el gas de un campo,
yacimiento o pozo es o no libre o no asociado.
Mercado de Comercialización. Es el conjunto de usuarios finales conectados a un
mismo sistema de transmisión regional y/o distribución local.
Precio Umbral. Es el costo equivalente al primer segmento de la Curva de Costos
de Racionamiento definida por la UPME.
Racionamiento de Emergencia. Déficit originado en una limitación técnica, causada
por la pérdida en tiempo real de operación de una o varias unidades o plantas de
generación, o la salida forzada de activos de transporte de energía, que implican
que no es posible cubrir la demanda total esperada del Sistema Interconectado
Nacional con cobertura regional o nacional.
Racionamiento Programado. Déficit originado en una limitación técnica
identificada (incluyendo la falta de recursos energéticos) o en una catástrofe
natural, que implican que el parque de generación es insuficiente para cubrir la
demanda total esperada del Sistema Interconectado Nacional.
Racionamiento Programado con Cobertura Nacional. Déficit originado en una
limitación técnica identificada o en una catástrofe natural, que implica que el
parque de generación es insuficiente para cubrir la demanda total esperada del
Sistema Interconectado Nacional y es técnicamente posible distribuir el déficit a
nivel nacional.
Racionamiento Programado con Cobertura Regional. Déficit originado en una
limitación técnica identificada o en una catástrofe natural, que implica que el
parque de generación es insuficiente para cubrir la demanda total esperada del
Sistema Interconectado Nacional y no es técnicamente posible distribuir el déficit a
nivel nacional.
Restricción Global: Generación requerida para dar soporte de tensión o estabilidad
al Sistema de Transmisión Nacional (220 kV o más).
Restricción Regional: Generación requerida por restricciones de transformación o
soporte regional de tensión.
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SIGLAS
ASEA: Allmanna Svenska Elektriska Aktiebolaget, Suecia
CND: Centro Nacional de Despacho
CREG: Comisión de Regulación de Energía y Gas
DANE: Departamento Nacional de Estadística
DNP: Departamento Nacional de Planeación
EEB: Empresa de Energía de Bogotá
EEPPM: Empresas Públicas de Medellín
FMI: Fondo Monetario Internacional
GD: Generación Distribuida
IEC: International Electro – technical Commission
IEEE: Institute of Electrical and Electronics Engineers.
ISA: Interconexión Eléctrica S.A. E.S.P.
MMA: Ministerio del Medio Ambiente
MME: Ministerio de Minas y Energía
SDL: Sistema de Distribución Local
SIN: Sistema Interconectado Nacional
STN: Sistema de Transmisión Nacional
STR: Sistema de Transmisión Regional
TRANSELCA: Empresa de Transmisión Eléctrica de la Costa Atlántica
UPME: Unidad de Planeación Minero Energética
ZI: Zonas Interconectadas
ZNI: Zonas No Interconectadas.
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RESUMEN

La Generación Distribuida GD hace referencia al uso estratégico de pequeñas
unidades modulares de generación de energía eléctrica, instaladas cerca al
consumidor final para abastecer sus necesidades específicas. Éstas pueden
conectarse de forma aislada o inserta en la red de distribución local o de
transmisión para reducir el costo del servicio y mejorar la calidad de la Energía
Entregada.
Este estudio tomó como base una metodología consistente en cuatro grandes
etapas que fueron:
-

Diagnóstico Preliminar: Etapa en la cual se constató el entorno energético en
el País, en cuanto a reservas, proyecciones de precios e infraestructura de
transporte dentro del mismo. Además se consultó el estado del arte en
cuanto a disponibilidad de tecnologías y costos asociados con la instalación
de aplicaciones de GD en las diferentes regiones.

Igualmente en esta etapa se consultaron regulaciones internacionales en países
avanzados en la incorporación de este esquema de abastecimiento en su
portafolio energético, tales como: México, Noruega y Estados Unidos. Por
último se revisó la reglamentación Colombiana, vislumbrando el esquema
remuneratorio a aplicar, así como las normas en materia ambiental aplicables a
dichos esquemas de generación.
-

Análisis de Alternativas: En esta parte se confrontaron las especificaciones
técnicas de equipos seleccionados para atender las necesidades típicas de
usuarios residenciales, comerciales y PYMEs, con lo cual se pudieron
encontrar sus desempeños económicos, utilizando el factor de Costo Medio
de Energía como criterio de elección de la Alternativa Óptima por región.

-

Análisis Financiero: Con base en la experiencia de ISA, se dividió al País en
las regiones definidas dentro del STN, para el manejo de los intercambios de
potencia, y garantizar los niveles de calidad y confiabilidad exigidos por la
reglamentación vigente al respecto. Fueron cuantificados los beneficios al
sistema eléctrico en reducción de restricciones, así mismo se estableció el
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comportamiento de la relación B/C del proyecto, indicador de viabilidad
asumido en la evaluación económica.
De igual manera en este análisis financiero se confrontaron los estados de
viabilidad, teniendo en cuenta diversos porcentajes de transferencias de
Beneficios al STN, al agente de Generación Distribuída.
-

Análisis de Sensibilidad: Última parte de estudio, que permitió definir el
impacto que tendrían variaciones de variables exógenas como Tasa de
Retorno y Disminución en los Costos Indicativos, en la Viabilidad
Económica del Proyecto.

Finalmente, se concluyó que la alternativa que presenta los mejores rendimientos
económicos, es la representada por las Turbinas a Gas, por cuanto tiene un Costo
Medio de Energía igual a 43 USD/MWh, alternativa elegida como base de estudio
en todas las regiones del País, dentro de las ZI. En cuanto a las ZNI, se encontró
que la disponibilidad de recursos es la limitante principal, restringiendo los
resultados a opciones alternativas como pueden ser Motores Reciprocantes Diesel
y PCH´s.
Sin embargo, se encontró que bajo el actual Marco Regulatorio aún no se presentan
indicadores positivos de viabilidad, para la instalación de sistemas de Generación
Distribuidos en ninguna región dentro del Territorio Nacional.
Las Zonas con mejores rendimientos financieros fueron, en su orden: Costa
Atlántica, Nordeste y Bogotá, a pesar que según lo encontrado en éste estudio,
ninguna de dichas regiones presenta todavía una suficiente posibilidad de que se
supere la relación B/C, dentro de la vida útil del proyecto.
Igualmente se encontró que las regiones en donde la instalación de sistemas de
GD, redunda en mayores beneficios al STN por reducción de restricciones son
Costa Atlántica, Bogotá y Nordeste, los cuales oscilan entre 20 y 110 $/kWh.
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INTRODUCCIÓN

La Generación Distribuida GD hace referencia al uso estratégico de pequeñas
unidades modulares de generación de energía eléctrica, instaladas cerca al
consumidor final para abastecer sus necesidades específicas. Estas pueden
conectarse de forma aislada o inserta en la red de distribución local o de
transmisión, permitiendo lograr un incremento modular y focalizado de la oferta
energética, para así reducir o desplazar en el tiempo necesidades de nuevos
refuerzos de transmisión, así como mejorar la calidad de la energía entregada y
lograr un uso más eficiente de los recursos.
La GD se ha convertido en un tema revolucionario para las Empresas Prestadoras
del Servicio de Electricidad en el mundo que tradicionalmente manejan grandes
sistemas centralizados, integrados por centrales de varios cientos de MW de
capacidad en casos de centrales térmicas convencionales, y miles de MW en
grandes plantas hidráulicas o nucleares, las cuales para su sostenimiento se basan
en principios de Economías de Escala. Estas centrales por lo general se encuentran
en sitios alejados del consumidor final, limitante que es obviada a través de
subestaciones elevadoras, que permiten llevar la energía a través del sistema de
transmisión nacional, atravesando grandes distancias, y para que la energía llegue
al consumidor final, antes tendrá que pasar por diferentes etapas de
transformación y distribución.
La implementación de esquemas de GD, plantean entre otras, las siguientes
ventajas frente a los sistemas tradicionales de tendencia centralizada y con redes de
interconexión:
! La viabilidad de los proyectos es definida únicamente, por la pura
interacción de las fuerzas presentes en prácticas de mercados “perfectos”, es
decir entre las fuerzas de la oferta y la demanda.
! Bajas inversiones en Infraestructura, rapidez en la instalación y
modularidad (menor riesgo financiero), derivadas de las bajas potencias que
se instalan, y las características técnicas propias del tipo de tecnologías
viables para su uso en GD.
! La Calidad, Confiabilidad y Disponibilidad se pueden ajustar más a las
necesidades del usuario, gracias a que el tipo de equipo que se vaya a
emplear y su rendimiento, se puede seleccionar o establecer según las
necesidades de un usuario particular.
! En un Sistema Interconectado, los cargos por transmisión y distribución se
pueden reducir, por ende se minimiza el costo final de la Energía.
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! Rentabilidad obtenida por principios de Economía de Producción Masiva,
frente al concepto de Economía de Escala del esquema tradicional.
! Aplicable tanto para zonas aisladas y rurales dentro de las Zonas
Interconectadas como en las Zonas No Interconectadas, caracterizadas por
bajos niveles de concentración de demanda, con muy bajos niveles de carga
y por ende mayores niveles de recuperación de la inversión.
! Opción de cogeneración, gracias a que existen varias tecnologías de GD, que
permiten el aprovechamiento térmico y eléctrico, de gran utilidad en
algunos procesos de manufactura, a partir de una fuente primaria de
combustible convencional.
! Diversidad de combustibles, renovables y no renovables y tecnologías,
gracias a los amplios frentes de investigación y desarrollo en todo el mundo.
! Menor impacto ambiental que el generado por un esquema centralizado
tradicional, obtenido de la posibilidad de empleo de tecnologías en extremo
limpias y eficientes, como es el caso de las celdas de combustible, o por
eliminarse las emisiones producidas para sopesar las pérdidas inherentes a
los sistemas de transmisión y distribución, por el hecho referido
anteriormente que la GD se instala cerca del consumidor final. Todo lo
anterior sin mencionar el hecho de la dificultad de encontrar nuevos
corredores para líneas de transporte, que impliquen un mínimo impacto en
el medio ambiente.
! Aplicable a sistemas móviles, que en casos de emergencia pueden suplir o
ayudar a mitigar colapsos en el sistema eléctrico, y que son de gran utilidad
en éstos tiempos, dada la difícil situación de orden público por la que
atraviesa nuestro País.
Conviene mencionar, algunas de las desventajas que podría ocasionar su
instalación y conexión a la red local o directamente al STN, entre las cuales se
cuentan:
! Por ser tecnologías, que en la mayoría de los casos se encuentran aún en
etapas de desarrollo e investigación, inicialmente se tienen unos altos costos
indicativos por unidad de potencia, respecto a las alternativas
convencionales de Generación Eléctrica.
! Falta de conocimiento y experiencia del personal técnico y profesional
nacional para la instalación, operación, mantenimiento y reparación, de
algunos sistemas de GD, así como una carencia de redes de comercialización
de equipos y repuestos, existentes para los sistemas convencionales.
! Por el cambio en la topología del sistema eléctrico, derivado de la conexión
de equipos de GD en la red local, se tendría que pensar, si no en cambiar, sí
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en revisar y optimizar los ajustes de las protecciones eléctricas, para
conservar su coordinación en las subestaciones correspondientes.
! Derivado del hecho que algunas tecnologías de GD emplean para el
suministro final de electricidad, como es el caso de la energía eólica, solar,
celdas de combustible, entre otras, equipos electrónicos para la inversión y
regulación de voltaje y frecuencia, éstos pueden llegar a introducir a la red
pública contaminación armónica, subarmónica, flickers y sags de voltaje,
etc., con las consecuencias conocidas en la calidad de la potencia
suministrada y, probablemente, podrían verse afectados equipos y usuarios
conectados en nodos cercanos a los mismos. Lo anterior puede llegar
inclusive a hacer que los propietarios de instalaciones de GD se vean
obligados a realizar inversiones adicionales en equipos de mitigación de
dichos efectos, como pueden ser filtros activos, interruptores especiales o
cualquier otro conocido, lo que requiere de un estudio más detallado y
particular para cada instalación hasta niveles de media tensión.
Las consideraciones anteriores han sido objeto de discusión y debate en el mundo
y, frente a ellas, actualmente se cuenta con estándares internacionales, como es el
caso del IEEE 1001 y P15471, las cuales reglamentan los requerimientos de las
instalaciones de GD y la certificación necesaria para llevar a cabo su conexión a la
red.
Igualmente vemos cómo algunos de los sistemas eléctricos de tendencia
centralizada, tradicionalmente exitosos en el mundo (Chile, California y Brasil)
demuestran una vulnerabilidad cada vez más grande, ante variables exógenas,
como la variabilidad hidrológica, de precios de combustibles, topología de las
redes, voluntad política, entre otros, que indudablemente traen repercusiones
económicas y sociales al consumidor final. Colombia no se escapa de esta
afirmación, ya que posee un esquema de abastecimiento energético basado
igualmente en un sistema eléctrico centralizado, con una dependencia aún
importante de sus plantas hidráulicas, a pesar de las medidas tomadas a raíz de la
crisis del 92; con existencia de recursos naturales como potencial hidráulico,
carbón, y gas, una infraestructura de accesibilidad de los mismos a los centros de
consumo en construcción (carreteras, oleoductos, gasoductos); sumado ésto a la
difícil situación política que enfrentamos, lo que hace realmente complejo y, en
algunos casos, costoso el tener que acceder al sistema interconectado nacional, sin
que ésto garantice del todo la calidad, confiabilidad y seguridad demandadas por
los cada vez más exigentes usuarios finales del servicio eléctrico.

1

GÓMEZ, J.C., MORCOS M.M. Coordinating Ovecurrent Protection and Voltage Sag in Distributed
Generation Systems. En: IEEE Power Engineering Review, (Febrero de 2002), p.16

Eisenhower Miguel Martínez Roa

27

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

Es de importancia resaltar el hecho que en el País se presenta una gran
heterogeneidad y que paradójicamente la afirmación anterior excluye la mayor
parte del territorio, donde sus pobladores enfrentan unas muy distintas
condiciones socioeconómicas a los del resto del País, que los sumergen en un
aislamiento que lleva a que los esquemas de GD, sean inevitablemente, los más
adecuados para suplir las necesidades energéticas en dichas regiones denominadas
Zonas No Interconectadas (ZNI).
Tal como dice Bayegan2: “La necesidad de energía nunca termina. Esto es
particularmente evidente en el caso de la energía eléctrica, que constituye una gran
parte del total del consumo global de energía, pero su crecimiento debe conjugar
métodos sostenibles, lo cual se logra con instalaciones que reduzcan las emisiones
causantes del efecto Invernadero…”.
Es entonces cuando la Generación
Distribuida surge como una alternativa técnica y económica válida, de expansión
dentro del territorio Nacional, dadas la eficiencia y bajo impacto ambiental que
caracterizan su operación.
En este marco se puede vislumbrar un gran potencial para este esquema y los
beneficios que podría obtener el sistema eléctrico nacional, brindándole una mayor
flexibilidad, e incluso, podría hacer posible posponer las expansiones de líneas de
transmisión y distribución, permitiendo un mejor y más uniforme despacho de
carga, lo cual conlleva a reducir la magnitud de la capacidad de reserva requerida
y generación de seguridad, entre otros al menos dentro de las ZI; Todo ésto
representa para los usuarios un servicio más confiable, de mejor calidad y a un
menor costo.
Con el desarrollo de este proyecto se pretende cuantificar los beneficios
anteriormente enunciados, a la vez que anticipar los resultados financieros que
obtendrían iniciativas privadas operando instalaciones distribuidas, de acuerdo
con el actual marco regulatorio, así como los niveles de disponibilidad y
proyecciones de precios de los diferentes combustibles con potencial para GD; al
igual que vinculando en dicho análisis los diferentes costos asociados a la
instalación y funcionamiento de los equipos asociados.
La metodología utilizada en la ejecución de este trabajo consistió en cuatro etapas:
1) En primer lugar se realizó un análisis general que constató las posibilidades
energéticas del País, en cuanto a disponibilidad de combustibles y tecnologías para
GD, así como normatividades internacionales y nacionales al respecto; 2)
Posteriormente se seleccionó la alternativa de abastecimiento óptima por región,
2

(Traducido del Ingles) BAYEGAN, Marcus. A Vision of the Future Grid. En: IEEE Power
Engineering Review. (Diciembre de 2001), p. 10.
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dentro del STN; 3) Lo anterior para llegar a la evaluación económica y financiera
del proyecto, cuantificando igualmente los beneficios aportados al STN por
reducción de restricciones y 4) Finalmente se realizó un análisis de sensibilidad
para comprobar la solidez de los resultados obtenidos.
Valga la pena aclarar que la finalidad de este trabajo no fue de ninguna manera
promover o afirmar una inminente aplicación de esquemas de GD en el País, tan
solo se limitó a comprobar y anticipar el entorno al que se enfrentarían agentes
privados que motivados por las tendencias del mercado nacional e internacional,
optarán por invertir en esquemas de expansión energética a partir de fuentes
distribuidas; igualmente, se analizó el impacto de políticas regulatorias concretas
en el comportamiento financiero del proyecto.
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METODOLOGÍA

Debido a la actual tendencia mundial en donde se le da un tratamiento prioritario
al manejo del impacto ambiental y las repercusiones3 que conllevan las obras de
expansión tradicionales como grandes plantas o líneas de transporte de
electricidad a alto voltaje, se han presentado en el mundo diversas posiciones y en
algunos casos tendencias regulatorias concretas para promover el uso de fuentes
distribuidas, por nombrar algunos se encuentran los estudios de Arthur D. Little
Inc.4 5, Dugan, McDermott y Ball6, y Ault y Mc Donald7, entre otros. En todos ellos
se plantea la necesidad de involucrar y promover esta nueva tendencia de
generación por parte de los agentes reguladores en esquemas de libre mercado, así
como diversos métodos de estudio.
De acuerdo con los objetivos planteados en el Anteproyecto se optó por analizar la
viabilidad y sostenibilidad de proyectos de esta naturaleza basados en una
expectativa moderada, es decir, en un escenario caracterizado por un bajo
crecimiento de la demanda de electricidad y tomando en cuenta sólo los beneficios
inmediatos, excluyendo los efectos a mediano y largo plazo, como son una
probable disminución en los costos de transmisión y distribución, así como la
inevitable reducción en el costo marginal de energía del sistema provocado por el
aumento de oferta de energéticos. Lo que hoy en día algunos economistas llaman
la “Evaluación de Mercado de los Proyectos”, la cual se diferencia de la simple
evaluación financiera de un proyecto por el hecho de tener en cuenta el impacto
que este proyecto tiene sobre el mercado y la competitividad del mismo.
3

UNITED NATIONS. Protocolo de Kyoto. 1999.
ARTHUR D. LITTLE INC. Reliability and DG. 44 p. 2000.
5
ARTHUR D. LITTLE INC. Distributed Generation: Policy Framework for Regulators. 42 p. 1999.
6
DUGAN, Roger, McDERMOTT y E., BALL, Greg. Planning For Distributed Generation. En: IEEE
Industry Applications Magazine. (Marzo-Abril, 2001). p. 80.
7
AULT, Graham, McDONALD, James. Planning for Distributed Generation within Distribution
Networks in Restructured Electricity Markets. En: IEEE Power Engineering Review. (Ferero, 2000).
p. 52.
4
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El siguiente flujograma ilustra la metodología empleada:
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Figura 1. Metodología de Planeamiento con GD
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Elaboraron: Los Autores.
En la gráfica anterior se ilustran las principales etapas que se siguieron para la
realización de este proyecto, resumidas básicamente en:
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o Diagnóstico Preliminar: Etapa en la cual se recolectaron datos como el
estado del arte en las tecnologías de GD, y los necesarios para realizar un
diagnóstico general actual del Sistema Eléctrico Colombiano (Proyecciones
de oferta de potencia y energía, comportamiento del mercado eléctrico en
bolsa y en contratos, costo de las restricciones, y configuraciones del STN).
También se indagó acerca de la disponibilidad de combustibles necesarios
para la operación adecuada de los diversos esquemas de GD, en las
diferentes regiones del país, infraestructura de extracción, refinación y/o
transporte de los mismos según sea el caso, por último se realizó un análisis
de costos para cada energético en las diferentes regiones. Para la obtención
de los resultados de este análisis siempre se tuvo en cuenta las regulaciones
pertinentes a cada tema. Como finalidad de esta etapa se tuvo, además de
encontrar el panorama actual, presentar las proyecciones futuras con las
tendencias o escenarios que se consideren pertinentes, para evaluar
posteriormente la viabilidad financiera del proyecto.
o Análisis de Alternativas: En esta etapa se yuxtapusieron con un criterio
Técnico e Ingenieril, los resultados del diagnóstico previo con los equipos y
fuentes disponibles en el mercado nacional y extranjero. Igualmente se
propusieron unas potencias y características eléctricas definidas según el
tipo de usuario (Residencial, Comercial o PYMES). Por último se escogió el
esquema de generación óptimo, de acuerdo con un criterio económico
definido por el menor costo medio por unidad de energía producida,
incluyendo los costos de: Inversión, Administración, Mantenimiento y
Combustible requerido; la alternativa resultante fue la que se tomó como
base de estudio para las siguientes etapas del trabajo.
o Análisis de Viabilidad Financiera del Proyecto: Una vez definida la
información de fuentes y costos se procedió luego a la etapa de la
evaluación financiera del proyecto, involucrando los costos de instalación y
operación de manera similar a la usada para obtener los costos unitarios
para sistemas de Transmisión elaborados por la CREG8, y las políticas
tributarias y aduaneras al respecto; procedimiento que permitió obtener las
fuentes de aprovechamiento “óptimas” en cada región.
Se construyeron
los flujos de caja respectivos, empleando como indicador de viabilidad la
relación Beneficio-Costo (B/C) entre los Costos Anuales Equivalentes
(CAE), proyectados a la vida útil de cada equipo, para hacer comparables
los resultados de las diferentes alternativas; se proyectó un periodo de
8

Resolución CREG 026 de 1999

Eisenhower Miguel Martínez Roa

33

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

tiempo de diez años para todas las alternativas, por ser la cifra que más se
acerca a la vida útil media de las diferentes tecnologías existentes de GD,
ésta relación B/C deberá ser igual o superior a uno.
o Por último se hizo un Análisis de Sensibilidad frente a variables como tasa
de retorno y reducciones en los valores de los costos indicativos, para
corroborar la solidez de los resultados expuestos frente a los fenómenos
exógenos, que son los que pueden llegar a tener el mayor impacto en la
viabilidad de poder contar en el país con esquemas de GD, derivados
principalmente del hecho que las tecnologías disponibles son fabricadas en
el exterior, adquiridas por lo general en Dólares Estaudinenses, y que
algunas de ellas por encontrarse en etapas de desarrollo, se espera que
logren una disminución en sus costos indicativos en los próximos años.
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1

DIAGNÓSTICO PRELIMINAR

La etapa del diagnóstico fue tal vez, la más importante dentro del desarrollo de
este trabajo de investigación, por cuanto permitió vislumbrar el verdadero entorno
al cual se tendrían que enfrentar los Agentes interesados en la instalación de
fuentes distribuidas.
Se indagó lo relacionado con la experiencia internacional en aplicaciones de GD, se
tomaron las reglamentaciones al respecto en tres Países: México, Noruega y
Estados Unidos, las cuales a pesar de afrontar problemáticas energéticas y
mercados de electricidad radicalmente distintos, han tomado una actitud abierta a
la entrada de nuevos agentes generadores para suplir los crecimientos de demanda
marginales y distribuidos al interior de sus sistemas.
También se analizó el Sector Eléctrico, desde sus fundamentos de operación y su
estructura orgánica, hasta la regulación que se ha escrito y que está vigente,
aplicable a los Agentes de instalaciones de GD.
Por otra parte se revisó todo lo concerniente a la operación y funcionamiento de las
diferentes tecnologías de GD, así como el estado del arte y expectativas de
comportamiento de los costos indicativos y potencias disponibles en el mercado
Nacional e Internacional; Igualmente, sus prestaciones técnicas y grados de
contaminación ambiental, en emisiones atmosféricas y ruido emitido, así como su
nivel de comercialidad en el mundo y en el País.
Finalmente se pudo constatar la disponibilidad y niveles de comercialización, con
las estructuras básicas que definen el mercadeo de los principales productos
energéticos en Colombia, necesarios para el funcionamiento de instalaciones de
GD, culminando con los esquemas de valoración de sus precios a los consumidores
finales en aplicaciones de generación de potencia eléctrica.

1.1

EXPERIENCIA INTERNACIONAL EN APLICACIONES DE GD

Respecto a la experiencia internacional en aplicaciones de GD, se hablará de las
regulaciones al respecto existentes en México, Estados Unidos (California, Arizona
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y Texas) y Noruega, por ser los países que a pesar de tener grandes diferencias en
el manejo de sus sistemas eléctricos, han marcado la pauta en la región y en el
mundo en la vinculación de éste esquema de generación en su portafolio
energético.

1.1.1

México

El Sistema Eléctrico Federal Mexicano funciona con base en un monopolio estatal,
donde el Consejo Federal de Electricidad CFE controla las actividades de
Generación, Transmisión y Distribución, al igual que el manejo de la información
de operación y los datos financieros y comerciales de las mismas. Actualmente la
administración del Presidente Vicente Fox, promueve proyectos de Ley en el
congreso9, que apuntan a permitir la entrada de agentes privados al negocio,
incentivando económicamente sus inversiones de manera que asuman los
proyectos de expansión, necesarios para satisfacer las necesidades futuras del País.
Cabe anotar que la posición del Presidente Fox cuenta con una fuerte resistencia el
interior de la mayoría de los partidos políticos, a pesar de la serie de cortes de
servicio que afectan al sector industrial, responsable de cerca del 20 por ciento de
la demanda nacional de Energía.
En 1.992 con la nueva ley eléctrica se excluye del término de servicio eléctrico a la
generación destinada para autoabastecimiento, cogeneración, pequeña producción,
producción independiente para venta al CFE y exportación derivada de las
anteriores. Sin embargo, bajo el concepto de libre acceso a la red por parte de
usuarios temporales o “permisionarios”, es posible que estos agentes puedan
comercializar sus excedentes o parte de su energía disponible con otros usuarios a
través del CFE.
Bajo este nuevo esquema se deberá pactar con el CFE los términos y tarifas con las
que se comercializarán los excedentes así como solicitar una autorización formal
previa a su conexión para autoabastecimiento, con excepción de plantas de menos
de 0.5 MW de capacidad instalada, que no requieren de dicha autorización. Cabe
anotar, que no está permitido el suministro de electricidad a terceras personas
directamente.
Este sistema contempla la siguiente posibilidad de autoabastecimiento: instalación
de plantas en sitios con abundancia de recursos o potencial de GD y acceder a la
9

BAKER, George y RAMIREZ, Fernando. Power Sector Reforms- Blackouts Before Policy- Mexico
Tipifies this Pattern. En: IEEE Spectrum (Mayo 2002). P.14.
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red para llevar la Energía desde el punto de producción hasta la empresa
respectiva para así satisfacer sus necesidades de electricidad.

1.1.2. Noruega

En primer lugar, el mercado energético Noruego no funciona de manera aislada.
Desde 1996 se estableció un mercado común Escandinavo para manejar de manera
unificada los intercambios de Potencia entre los Países Nórdicos y Europa, la cual
se encuentra interconectada a través de cables submarinos principalmente. La
generación Nórdica proviene mayoritariamente de grandes centrales
hidroeléctricas, cuyas cifras de producción anual llegan fácilmente a los 118 TWh.
Recientemente este sistema ha mostrado su fragilidad, por dos razones
principalmente: dependencia del recurso hídrico e incrementos en la demanda,
especialmente en Invierno, por los altos consumos de electricidad para usos de
calefacción ambiental, y que en esa época del año hacen que las represas se
congelen, todo esto repercute en dificultades para atender dicha demanda, a pesar
de contar con el sistema europeo de respaldo, cuyo portafolio de generación se
basa mayoritariamente en fuentes térmicas y nucleares. Los intercambios por lo
general se hacen en dirección al continente, en el día, cuando los precios y
consumos son altos, mientras el mercado Nórdico se abastece o importa su
electricidad durante la noche donde los consumos y precios son bajos.
El déficit energético que ocasiona la sujeción del sistema a fenómenos
climatológicos, ha hecho que en Noruega y en general en la península Escandinava
se promueva el uso e investigación en Fuentes renovables y distribuidas, con el
Acto Legislativo de 1991, permitiendo su acceso como IPP´s (Independent Power
Producer´s). El proceso de liberación del mercado se ha hecho de forma gradual,
debido a la verticalidad del sistema actual, donde una empresa, STATTNET, es
dueña de casi el 84 por ciento de la red de transmisión nacional, y tiene intenciones
de llegar a poseer el 100 por ciento en los próximos años. A su vez el parque
generador está en manos prácticamente de dos compañías: STATTNET y
AFFÄRSVERKETN SVENSKA KRAFTNÄT10.
Actualmente la reglamentación vigente, permite la libre entrada de participantes a
cualquiera de los dos mercados dentro del denominado “Nord Pool”, creados en
1991:

10

www.stattnet.no
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" Elspot: En éste mercado se comercializan físicamente y en tiempo real o a
corto plazo, las cantidades de Energía a precios concertados entre
Productores, Transmisores y Operadores de la red.
" Elsmin: En éste mercado se comercializa la energía Financieramente a
Futuro, pactando futuros contratos, mediante portafolios de manejo de
riesgo.
En este Mercado Nórdico el “Nord Pool”, siempre actúa como garante de claridad
y cumplimiento de todos los contratos, y garantiza el acceso a la información real
del comportamiento del sistema a los agentes, sin importar que las negociaciones
se realicen en grandes o pequeños bloques de energía.

1.1.3. Estados Unidos.

Desde los inicios de la industria eléctrica Norteamericana, particularmente a
mediados del siglo XIX, éste ha tenido notorios cambios estructurales11. Desde
1879 hasta 1900, se comportó como un negocio donde no se regulaba o limitaba la
entrada el negocio de nuevas compañías. En 1920 con el Acto Legislativo Federal
de Energía FPA (Federal Power Act) que se creó y estableció como autoridad
regulatoria, un ente de carácter gubernamental denominado Comisión Regulatoria
Federal de Electridad, FERC (Federal Electric Regulatory Comission). Fue hasta
mediados de 1930 que se promovieron los primeros cambios, mediante Actos
Legislativos del Congreso, que pretendían evitar prácticas monopólicas, que
cobraron relevancia gracias a la Gran Depresión de 1929.
Entre los actos legislativos que cobraron mayor relevancia en el actual esquema de
los sistemas eléctricos Norteamericanos se encuentran:
" Acto Legislativo de 1935, PUHC (Public Utility Holding Company Act):
En éste se busca limitar la práctica común de las Empresas Suministradoras
de Electricidad, que buscan establecerse como Empresas “Matriz”, que
controlan otras Empresas, en calidad de propietarias, o a través de la
adquisición de la mayoría de los votos en su junta de accionistas.
" Acto Legislativo de 1978, PURPA (Public Utility Regulatory Policies Act):
Debido el embargo de Petróleo al que fue sometido Estados Unidos por los
Paises Árabes en 1973, se establecen unas políticas que favorecen el
desarrollo de fuentes alternativas de energía, aplicaciones de cogeneración y
11

LAMOUREUX, Marcel A. U.S. Electric Energy Policy. En: IEEE Power Engineering Review
(Volúmen 22, N° 7, July 2002). P.12.
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de GD, denominadas QF´s (Quality Facilities), mediante un sistema de
remuneración que les retribuye la totalidad de los ahorros que aportan al
sistema, por evitar la necesidad de invertir en mayor capacidad de
Generación y Transmisión, en proporción a una fórmula de eficiencia que se
plantea en el mismo Acto.
" Acto Legislativo de 1992, EPACT (Energy Policy Act): Reglamenta, entre
otros aspectos, la exclusión de la aplicación del PUHC, a los IPP´s
(Independent Power Producers), denominándolos como EWG (Excempt
Wholesale Generator). Así mismo se suprime la obligación de los Sistemas
Eléctricos de comprar la energía proveniente de los EWG´s, se expande el
campo de acción de la FERC, permitiendo que ésta regule y promueva el
libre acceso a las redes dentro del País.
De igual manera, a continuación se contemplan los aspectos más relevantes dentro
de la experiencia de los Estados de Arizona, California y Texas, quienes son los
que más próximos se encuentran a contar con un esquema de libre mercado, que
permita la participación en igualdad de condiciones de agentes distribuidos de
generación de electricidad.

ARIZONA

En ese Estado se culminó con un proceso de reestructuración del mercado de
energía eléctrica orientado hacia la liberación en agosto de 1.998, y en el cual desde
un principio se dejaron las bases para que esquemas de GD puedan acceder al
sistema de forma rápida y fácil. Por sugerencia hecha en mayo de 1.999 por la
Asociación de Energía Distribuida de Arizona (DEAA) a la Comisión Corporativa
de Arizona (ACC), se estableció una mesa de trabajo sobre el tema, auspiciada por
la división de equipos de la ACC. Fue así como en Junio de 1.999, se llegó a
discutir entre otros aspectos, el estado del arte en el desarrollo de estas tecnologías,
los requerimientos técnicos de conexión a la red, y el paradigma que constituía el
hecho de comercializar energía al menudeo.
Fuera de esta reunión, el 30 de Agosto de 1.999 se realizó un panel abierto y se
constituyeron tres grupos de trabajo en GD: Comité de Normas para
Interconexiones, Comité de Autorizaciones, Certificaciones y Ubicación y el
Comité de Medidas y Despacho. El ACC culminó esta serie de reuniones
emitiendo un manual de reglas y recomendaciones para GD a finales de 1.999.
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Los comités referidos anteriormente, llegaron a los siguientes avances y
conclusiones:
#
#

#

Se creó un manual de interconexión y recomendaciones a las tres empresas
actualmente prestadoras del servicio de electricidad en Arizona.
Fueron definidas cuatro clases de generadores distribuidos según su
capacidad instalada así: 50 kW o menos, 51-300 kW, 301 kW-5 MW y
mayores a 5 MW y se definió que todos los equipos aptos para conexión
deberían cumplir con los estándares de Laboratorios especializados como
UL12, pero se manifestó la preocupación por que las instalaciones completas
aún no son probadas.
Se avanzó en la regulación concerniente a esquemas de facturación de los
servicios suministrados por agentes de GD, así como en las políticas
arancelarias al respecto, basados en un esquema que divide a los agentes en
tres categorías también según la capacidad instalada: menores de 1 MW,
entre 1-10 MW y mayores de 10 MW.

En el momento se espera una manifestación al respecto de parte de la empresa
distribuidora local, con base en las nuevas reglas de libre mercado que rigen el
mercado de energía en Arizona, y que permitan la conexión de agentes de GD en
su red.

CALIFORNIA

El camino hacia la reglamentación de la GD en California se abrió con la
Resolución R.98-12-015 de la Comisión de Instalaciones Públicas de California
(CPUC), donde se hacían reformas estructurales y se introducía el concepto de
competencia en la actividad de la distribución de Electricidad.
Posteriormente con la resolución de la CPUC R.99-10-025, se establecieron los
criterios y requerimientos para la interconexión de unidades de GD, además se
definió que las instalaciones de más de 10 kW, deben contar con un estudio
particular de interconexión tendiente a verificar los efectos al sistema de
Distribución, y los costos de mitigación o corrección de dichos efectos se asignarán
al propietario, descontándolos de su tarifa final, de acuerdo con la propuesta de
Pacific Gas and Electric PG&E, Southern California Edison SCE, y San Diego
Gas and Electric SDG&E, que son las compañías propietarias de la mayoría de las
instalaciones del sistema eléctrico Californiano.
12

Underwriters Laboratories.
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TEXAS

En Texas el tema de la GD se ha discutido a fondo. Allí ratificaron el acuerdo de
Interconexión el 13 de septiembre de 1.998, y se cuenta con una ley de
remuneración exclusiva para recursos renovables.
El 4 de febrero de 1999 la Comisión de Instalaciones Públicas de Texas “TPUC”,
emitió un manual con pautas de conexión para GD e instó a su personal en la
continua investigación respecto a los recursos distribuidos. Este manual fue
llamado “Pautas para la interconexión de Generación Distribuida 1.999” en el cual
se tratan tópicos como la necesidad de una
conexión estandarizada y
reglamentada, esquema tarifario y pautas de ingeniería.

1.2 SECTOR ELÉCTRICO COLOMBIANO

En este subcapítulo, se analizaron los antecedentes, niveles de cobertura y marco
legal e institucional que rige en Colombia respecto a la prestación del Servicio
Público de Electricidad. Por último se consultó y analizó la regulación que atañe
específicamente a operadores de las plantas denominadas por la misma como
“Autogeneradores, Cogeneradores y Plantas Menores”, lo cual incluiría el
esquema propuesto de GD.

1.2.1

Antecedentes y Cobertura

En un principio el suministro de Electricidad en Colombia fue asumido por
iniciativas privadas localizadas independientemente en diversas regiones del País,
pero luego se dio un movimiento de Nacionalización de las empresas eléctricas, el
cual se fundamentaba en el concepto de una total intervención estatal, establecido
desde 1928 con la ley 113 del mismo año, mediante la cual se estableció como
“utilidad pública” el aprovechamiento de la fuerza hidráulica. Desde entonces el
sector eléctrico funcionó de manera centralizada con participación
primordialmente estatal en los planes de expansión del sistema. Se crearon las
Electrificadoras Departamentales, el ICEL, hoy IPSE y más tarde ISA, organismo
encargado de realizar las interconexiones que permitieran intercambios de energía
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entre las diferentes regiones, para lograr un mejor aprovechamiento de los recursos
energéticos nacionales.
Durante los años ochenta, al igual que en la mayoría de países de América Latina,
el Sector Eléctrico Colombiano entró en crisis. Se llegó a ésta situación debido
principalmente por tres razones: 1) El cierre de Líneas de Crédito por parte de la
Banca Multilateral (Banco Mundial); 2) La Politización de las Empresas Eléctricas
Estatales y; 3) El Déficit Fiscal suscitado por el pago de los grandes proyectos de
generación en construcción, los cuales presentaron sobrecostos y atrasos
considerables, y a la falta de transmisión de señales al usuario acerca del costo total
del servicio, que propiciasen una elasticidad en la demanda, como consecuencia
del alto subsidio de las tarifas. Todo lo anterior generó un deterioro en el
desempeño de este sector, lo que llevó a que finalmente se convirtiera en una
carga insostenible para el Estado.
Mientras eso ocurría, en el mundo se cuestionaba la efectividad del monopolio
estatal en la prestación del servicio de electricidad, culminando este movimiento
con los procesos de reestructuración emprendidos en países como Noruega, Reino
Unido y Chile. Entre las tesis comunes formuladas en los tres procesos se
encuentran:
•
•
•
•

Introducción de la libre competencia en el sector
El Fomento a la inversión privada, sistema a través del cual se llega
inclusive a permitir la privatización de algunas empresas estatales
Eliminación de la integración vertical de la actividad, creando distintas
unidades de negocio independientes
Finalmente, se le terminará dando al Estado, la función única de
Regulador Independiente.

Los hechos anteriores, sumados a la redacción de la nueva Constitución de 1991,
provoca que en desarrollo de los principios contemplados en dicha Carta y como
una respuesta estatal a la crisis energética de 1992, el llamado “apagón”, surgieron
en 1994, las leyes 142 y 143 las cuales introducen una nueva filosofía de
administración del sector, a través de la promoción de Agentes Privados
vinculados en cualquiera de las actividades del mismo; con políticas que favorecen
la libre competencia y la igualdad de condiciones para todos los participantes en el
mercado, para ello se creó la Comisión Reguladora de Energía y Gas CREG. Como
máximo órgano de supervisión se creó la Superintendencia de Servicios Públicos
Domiciliarios SSPD. La función de Planeamiento del Sistema fue delegada a la
Unidad de Planeación Minero Energética UPME. Este nuevo esquema entró en
pleno funcionamiento a partir del 20 de Julio de 1995.
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Por otra parte, según la UPME13 el nivel de Cobertura actual, se estimó en una cifra
cercana al 87% en las Zonas Interconectadas ZI para el año 2000, resaltando que
esto se constituye como un gran logro del esquema anterior de total manejo y
control estatales del servicio de electricidad. El panorama es bastante diferente en
las Zonas no Interconectadas ZNI, donde se presenta una gran limitante, cual es el
bajo nivel socio-económico de la población en general y la dispersión geográfica de
la misma, situación que dificulta la obtención de tales estimaciones; sin embargo se
tienen unas encuestas realizadas en el Estudio que realizó AENE Consultoría en
asocio con Hagler-Bailly14, donde se concluyó, que el indicador de Cobertura, era
del 74% para centros poblados, en dichas zonas.

13

UPME. Plan de Expansión de Referencia Generación-Transmisión 2.001-2.015. pp32-35. 2000
HAGLER-BAILLY-AENE. Establecimiento de un Plan Estructural, Institucional y Financiero que permita
el Abastecimiento Energético de las Zonas no Interconectadas, con Participación de las Comunidades y el
Sector Privado. Citado por: UPME. Plan de Expansión de Referencia Generación-Transmisión 2.001-2.015.
2000.

14
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Figura 2. Cobertura Geográfica del Servicio de Electricidad en Colombia

Fuente: Plan de Expansión, UPME, 2001.
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1.2.2

Esquema Regulatorio e Institucional

La vigente Constitución Política de Colombia, redactada en 1991, establece como
deber del Estado el logro de la eficiencia en la prestación de los servicios públicos.
Para ello crea el marco de la libre competencia en dichas actividades, admite la
concurrencia de los particulares en este sector de la economía, acentuando el papel
regulador del Estado.
En el proceso de incorporación del marco Constitucional ordenado para la
estructura de prestación de los servicios públicos, se redacta en 1994 la “Ley de
Servicios Públicos Domiciliarios” (Ley 142) y la “Ley Eléctrica” (Ley 143),
mediante las cuales se define los criterios y políticas generales que deberán regir la
prestación de los servicios públicos domiciliarios, en especial el de electricidad, así
como los mecanismos y procedimientos de Regulación, Control y Vigilancia del
mismo.
En resumen, la Ley 142 de 1994 abre el camino a la implementación de los
Principios Constitucionales en la prestación de los Servicios Públicos, creando un
ambiente de mercado y libre competencia, así como delimitando la intervención
estatal. La Ley 143 a su vez se encargó de definir las reglas específicas del servicio
de electricidad, creando cuatro (4) unidades de negocio independientes:
Generación, Transmisión, Distribución y Comercialización, así como los esquemas
de Dirección, Planeación, Regulación, Control y Vigilancia, tal como se aprecia en
el siguiente gráfico:
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Figura 3. Marco Institucional del Sector Eléctrico

Fuente: www.isa.com.co

El papel de Dirección del sector, es encargado al Ministerio de Minas y Energía
MME, quien define los criterios para el aprovechamiento económico de las fuentes
convencionales y no convencionales de energía, dentro de un manejo integral,
sostenible y eficiente de los recursos energéticos del País; promueve el desarrollo
de tales fuentes y el uso eficiente y racional de la energía por parte de los usuarios.
La Unidad de Planeación Minero-Energética UPME, organizada como Unidad
Administrativa Especial adscrita al Ministerio de Minas y Energía, tiene entre otras
funciones, la de coordinar la Planeación del Sistema Eléctrico; elaborar y actualizar
el Plan Energético Nacional y el Plan de Expansión del Sector Eléctrico, en
concordancia con el Plan Nacional de Desarrollo.
Como Ente Regulador se crea la Comisión de Regulación de Energía y Gas CREG,
organizada como Unidad Administrativa Especial, adscrita al Ministerio de Minas
y Energía. Este organismo tiene entre otras funciones, la de determinar las
condiciones para la liberación gradual del mercado hacia la libre competencia;
establecer el Reglamento de Operación para realizar el Planeamiento y la
coordinación de la operación del Sistema Interconectado Nacional SIN y definir y
fijar las tarifas de venta de electricidad para los usuarios finales regulados.
El Consejo Nacional de Operación CNO, es un Organismo que tiene como función
principal, acordar los aspectos técnicos para garantizar que la operación integrada
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del Sistema Interconectado Nacional sea segura, confiable y económica, así como
ser el Órgano ejecutor del Reglamento Nacional de Operación.
El papel de Control y Vigilancia del sector es encargado a la Superintendencia de
Servicios Públicos Domiciliarios SSPD, Ente encargado básicamente de: velar
porque se cumplan las regulaciones establecidas; proteger el consumidor final y
evitar los abusos de las empresas en la calidad del servicio y en las tarifas.

Figura 4. Organigrama Institucional del Sector Eléctrico

Fuente: www.isa.com.co

En el esquema anterior se aprecian las cuatro actividades principales del Servicio
Público de Electricidad en Colombia: La Generación, la Transmisión, Distribución
y Comercialización, las cuales en teoría, se realizan en un esquema de libre
competencia. Esto no se cumple del todo gracias a las condiciones heredadas del
esquema anterior de integración vertical del negocio, lo que hizo que en algunas de
dichas actividades especialmente en las de Transmisión y Distribución existan
monopolios naturales; las actividades de Generación y Comercialización son las
que en su ejercicio, más se acercan a la libre competencia y estas operan mediante
dos sistemas: a) el Mercado Mayorista y b) el Mercado Libre, creados para atender
las necesidades energéticas de los usuarios regulados y no regulados
respectivamente. Igualmente se observan los principales Organismos y Agentes
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involucrados en la prestación del servicio de Electricidad, de acuerdo con el marco
Institucional establecido en la ley 143 de 1994.

1.2.3

Funcionamiento del Mercado de Energía Mayorista MEM

El sector eléctrico se fundamenta en el hecho que las empresas Generadoras,
Comercializadoras y los Grandes Consumidores, adquieren la energía y potencia
que necesitan, en un mercado de grandes bloques de energía, el cual opera
libremente de acuerdo con las condiciones de oferta y demanda.
En este esquema se define la entrada de tres tipos de Agentes, que son los que
participan activamente en el mercado de Energía Eléctrica, a saber:
! Agentes Generadores: Son aquellos que cuentan con los recursos necesarios
para generación de energía eléctrica.
! Agentes Transportadores: En este sector se enmarcan la Transmisión y
Distribución, quienes se encargan de transportar la energía a los Centros de
Consumo.
Nuestro sistema está dividido por zonas geográficas y
diferenciados por los niveles de tensión que las comunican (STN, STR y
SDL).
! Agentes Comercializadores: Son los encargados de comprar la energía
disponible en el mercado y llevarla al usuario final.
La negociación energética actual la realizan los Generadores, Comercializadores y
Grandes Consumidores, mediante dos mecanismos distintos. Uno es el Mercado
Libre o Desregulado, en el cual se busca atender la demanda de los grandes
usuarios personalizadamente, y el otro es el Mercado Mayorista o Regulado, el
cual busca satisfacer las necesidades energéticas de los pequeños usuarios,
representados en forma masiva por los comercializadores respectivos.
En el Mercado Mayorista intervienen únicamente Agentes previamente
constituidos como ESP. En él actúan como vendedores los Generadores, quienes
realizan transacciones masivas de electricidad, con el fin de atender a un bloque de
usuarios regulados representados por su Comercializador respectivo que actúa
como comprador, bien sea, mediante compras a término que es el llamado
“Mercado a Largo Plazo”, en donde dichos contratos hacen explícitos términos
como la duración del mismo (mayor a un día), cantidad de energía y precio
horario; o bien accediendo a la bolsa de Energía, conocida como “Mercado de
Corto Plazo”, en la cual se realizan transacciones hora a hora hacia el día siguiente,
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buscando siempre la minimización del precio en el despacho final de electricidad.
La bolsa es regida por el Administrador del Sistema de Intercambios Comerciales
ASIC, el cual se encarga de: Ejecutar los contratos entre Generadores y
Comercializadores; liquidar los mismos y recaudar los valores monetarios
correspondientes y distribuirlos a las partes y a los Agentes involucrados, de
acuerdo con las normas pertinentes.
En el Mercado Libre actúan como vendedores, los Agentes Comercializadores y
como Compradores, los Grandes Consumidores, los cuales actualmente se
encuentran definidos por la ley como los de capacidad instalada mayor a 0.1 MW o
demanda mensual superior a los 55 GWh.
El objetivo de este mercado es atender la demanda energética de la forma más
eficiente y económica para el País, así la generación es ordenada por mérito de
costo, de menor a mayor y es despachada hasta que la demanda total ha sido
satisfecha, para formar el costo marginal del sistema. La organización de las
plantas antes descritas, da origen al despacho ideal, que asume una red infinita sin
considerar las restricciones que supone una red real (técnicas y reglamentarias),
que hacen que el despacho sea vuelto a calcular, añadiendo forzosamente
sobrecostos, proceso que se denomina re-despacho, el cual a su vez tiene que
garantizar el cumplimiento previo a todos los contratos a largo plazo y es realizado
por el Centro Nacional de Despacho CND.
El resultado de la operación de estos dos esquemas de mercado de electricidad se
puede apreciar en la siguiente gráfica que ilustra el comportamiento de sus precios
durante el año 2001:
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Figura 5. Comportamiento de Precios en Bolsa y en Contratos en Colombia año
2001.

Fuente: Informes Empresariales, ISA, 2001.

En la siguiente gráfica se puede apreciar la participación en el MEM de los
diferentes tipos de Plantas a diciembre de 2000:

Figura 6. Participación en el MEM por tipo de Planta

Fuente: Plan de Expansión Generación Transmisión, UPME, 2001
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En la gráfica anterior se puede ver el avance en el cumplimiento de uno de los
objetivos que se tuvo al cambiar el esquema de prestación del servicio, donde la
responsabilidad por el adecuado suministro eléctrico y la expansión requerida por
el sistema, recaía casi exclusivamente en el Estado, logrando disminuir la
dependencia excesiva del País en las Centrales Hidráulicas para ese entonces
(1994), representada en cerca del 80 por ciento de la capacidad instalada nacional,
a la actual cifra cercana al 70 por ciento. A su vez también se ha venido
incrementando el número de Agentes participantes en el mercado en todas las
actividades concernientes a la prestación del servicio, en cifras también
proporcionales15.

1.2.4

Regulación Frente a La Generación Distribuida

1.2.4.1

Esquema Remuneratorio

En Colombia no se cuenta con una Regulación Específica y Preferencial para GD,
sin embargo, las características de su aplicación se pueden asimilar a las aplicadas
para definir el esquema de Regulación de la categoría de “Autogeneradores,
Cogeneradores y Plantas menores” que están reglamentados por las Resoluciones
CREG 084, 085 y 086 de 1996 respectivamente, las cuales establecían el siguiente
esquema de comercialización para la venta de su producción o sus excedentes de
energía:
Autogeneradores: No podían vender excedentes a terceros16.
Cogeneradores: Condicionan la venta de excedentes al porcentaje de participación
de la energía eléctrica producida respecto de la energía total del proceso,
dependiendo de la finalidad primordial del mismo (Térmico o Eléctrico)17.
Se definen dos clases de cogeneradores según el tipo de oferta que hagan de sus
excedentes de energía:

Cogeneradores con garantía de Potencia: Se les permite acceso al MEM y a
comercializar su energía en la bolsa, dándoles el mismo trato que a los
15

ISA. Informe Mercado de Energía Mayorista. Aspectos Comerciales del Mercado. 2001
Resolución CREG 084 de 1996, Artículo 8º.
17
Ibid.
16
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Generadores normales, para el cálculo de su cargo por capacidad y demás
reglamentaciones pertinentes.

Cogeneradores sin garantía de Potencia: Se les permite acceder a la bolsa de
energía previa declaración de inflexibilidad de su sistema, o puede comercializar
libremente con Usuarios no regulados, Comercializadores o Generadores que
atiendan exclusivamente usuarios no regulados.

Plantas Menores: Se condiciona la forma de comercialización de su energía a su
capacidad instalada18, así:
Plantas de capacidad menor a 10 MW: No tiene acceso al despacho central. Puede
vender su energía a precio de bolsa, a Comercializadores que atiendan usuarios
regulados sin convocatoria pública, o a los mismos por convocatoria pública, la
cual se otorga por mérito de precio, y por último a usuarios no regulados y
generadores y comercializadores que atiendan a usuarios no regulados a precios
pactados libremente.
Plantas con capacidad mayor o igual a 10 MW y menor de 20 MW: Pueden optar
por el despacho central al igual que los generadores, acogiéndose a la misma
reglamentación que aplica en ellos, o comercializar su energía de la misma manera
que las plantas menores de 10 MW.
Posteriormente con las resoluciones CREG 217 de 1997 y 119 de 1998 se establece el
denominado “Estatuto de Racionamiento”, con el cual se abre la posibilidad que
Autogeneradores, Cogeneradores y Plantas menores ofrezcan su energía al SIN en
caso de racionamiento programado bien a precios libres con generadores o
comercializadores, o participar en la bolsa sin importar su capacidad instalada.
Estas consideraciones fueron ratificadas en la resolución CREG 002 de 2002.
En resumen, se podría decir que con el actual Marco Regulatorio, si el mercado
propiciase la aparición de nuevos Agentes, con intenciones de comercializar
directamente su producción energética a la red local o al STN directamente, existen
tres posibilidades de remuneración de los excedentes o producción de energía para
Agentes de GD, a saber:
- De acuerdo con el costo marginal del sistema en la hora correspondiente, es
decir al precio de bolsa, de manera automática.
18

Resolución CREG 086 de 1996, Artículo 3º.
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- Mediante la posibilidad de realizar contratos a precios, bien sea pactados
previamente o por concurso otorgado por mérito de precio.
- Por último se puede acceder al despacho central en la Bolsa de Energía, en
caso de racionamiento programado, donde se tendría que realizar el cálculo del
cargo por capacidad entre otras variables, así como la posibilidad de lograr
eventualmente un bajo factor de utilización; proceso que ameritaría un análisis más
riguroso que haría que se superaran los alcances planteados en éste estudio.
Las razones antes expuestas nos llevan a asumir que la estructuración del proyecto
se puede analizar bajo distintos escenarios, con base en el manejo del riesgo de
exposición a la volatilidad del precio de la bolsa, definido en un portafolio
energético consistente en dos opciones con distintos pesos relativos: el costo
marginal del sistema y el precio promedio de los contratos a largo plazo, por ser al
que en principio tendrían derecho de manera automática cualquiera de dichos
Agentes, y garantizaría el más alto factor de utilización de las instalaciones.
Cabe resaltar el gran beneficio que representa para el sistema en general, la
remuneración automática, con base en el costo marginal, ya que garantiza que el
costo final de la producción energética de estas plantas, siempre se encontraría “en
mérito”, es decir, con el menor costo posible para el consumidor final, a pesar que
este esquema no garantiza una remuneración suficiente para los operadores de
instalaciones de GD, por el simple hecho, que en la Bolsa participan grandes
Centrales operando con principios de Economía de Escala, que hace que el costo
unitario pueda ser mucho menor, que el resultante de pequeñas aplicaciones
distribuidas con tecnologías emergentes; valga la pena anotar que dichos
beneficios al sistema, al menos en principio, no los percibiría el operador y/o
dueño de estas plantas.
Todo lo anterior se debe estudiar con detenimiento, tratando de ser consistentes
con la reglamentación vigente que establece que el costo final de la energía, debe
involucrar los rubros necesarios para su obtención, adicionalmente a un margen de
rentabilidad necesario que promueva dichas inversiones.

1.2.4.2

Políticas y Normatividades Ambientales aplicables.

Desde la constitución política de 1991, Colombia enmarca su política ambiental en
el principio de desarrollo Humano sostenible y asigna al Estado y a todas las
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personas la obligación de proteger y conservar los recursos naturales de la
Nación19.
De acuerdo con la Política Nacional Ambiental fijada mediante el documento
CONPES 2750 de 1994, la promoción de una producción limpia, conducirá a un
cambio tecnológico que permitirá reorientar las tendencias no sostenibles de la
producción, la optimización de procesos productivos y los sistemas de gestión
ambiental.
Es de gran importancia mencionar que en el mundo se vienen estableciendo pautas
que propenden por una incorporación a la actividad cotidiana de producción y
comercialización (en especial de generación eléctrica y cogeneración), estrategias
ambientales de prevención de la contaminación y aprovechamiento sustentable de
los recursos naturales, y que lo hagan de manera integral, inclusive más allá de lo
que exige la normatividad vigente. En éste sentido se define el término “Sistema
de Gestión Ambiental Industrial”, el cual puede ser incorporado dentro del
esquema de producción, basado en estándares internacionales como pueden ser:
ISO 14000, EMAS*, Calidad Total, etc.
Como parte del marco normativo aplicable a la GD en Colombia se puede
mencionar en primer lugar a la Constitución Política, que establece principios
claros sobre manejo y conservación del medio ambiente para todos los ciudadanos,
en especial los recogidos en los artículos 1, 8, 49, 58, 67, 79, 80, 95 y 215.
En el siguiente nivel normativo se encuentran las leyes del Congreso y los Decretos
con fuerza de Ley que reglamentan los principios Constitucionales, entre los cuales
se encuentran las Leyes 09 de 1979 o Código Sanitario Nacional y 99 de 1993, las
cuales reglamentan el control y vigilancia de los niveles de Contaminación
Atmosférica y Ruido para la generación termoeléctrica.
Adicionalmente se cuenta con la ley 697 de 2001 que promueve el uso racional y
eficiente de energía, el aprovechamiento de fuentes alternativas de energía,
enmarcando esto, como una política de estado y delegando su aplicación al
Ministerio de Minas y Energía.

19
*

Constitución Nacional. Artículos 79, 80 y 95.
Eco-Management and Audit Scheme.
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Emisiones Atmosféricas

Respecto a la emisión de partículas se encuentra el Decreto 02 de 1982 que
reglamenta la emisión de partículas para algunas fuentes fijas. Esta norma se basa
en el consumo calorífico, y los niveles de emisión se expresan en kilos de partículas
por millón de kilocalorías* consumidas por hora, y se encuentran en la siguiente
tabla:

Tabla 1. Normas de emisión de Partículas en Colombia.
Máxima emisión permisible de Millones de kilocalorías
partículas (kg/millón de kCal)
por hora
Zona Rural:
! E= 0.30
P ≤ 10
P-0.321
! E= 6.29
10< P > 1500
! E= 0.6
P≥1500
Zona Urbana:
! E= 2.0
P ≤ 10
P-0.348
! E= 4.46
10< P > 1500
! E= 0.35
P≥1500
Fuente: Decreto 02/82

En cuanto a emisión de Dióxido de Azufre, el mismo decreto 02 de 1982,
reglamenta los niveles para algunas fuentes fijas como “Calderas, Hornos y
equipos que utilicen combustible sólido o líquido tales como carbón, Fuel Oil,
kerosene, Diesel Oil o Petróleo crudo”. La siguiente Tabla muestra la presentación
de la norma.

Tabla 2. Normas de emisión de óxidos de azufre.
Calor Total Liberado
Altura Mínima Requerida (m)
Millones de kilocalorías por
hora
10 o menos
15
15
20
11-40
20
25
30
50
20
30
35
75
30
37
50
*

Equivalente aproximadamente a 4.187 MJ.

Eisenhower Miguel Martínez Roa

55

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

100
200
300
400
500
750
1000
2000 o más
Contenido
Ponderado
Azufre (%)
Fuente: Decreto 02/82

35
45
40
52
45
60
52
67
60
75
82
100
110
125
125
150
de 1.4
o 1.5-2.9
menos

65
72
80
95
110
130
150
-3.0-6.0

Igualmente con relación a las emisiones atmosféricas, se tiene que existen unas
guías del Banco Mundial determinadas específicamente para plantas
Termoeléctricas.

Tabla 3. Guías del Banco Mundial sobre Emisiones
Contaminante
Unidades
Límite
de
Emisión
3
Partículas
mg/m
50
SO2
Ton/día
100
NO2
Ton/día
100
Combustible gaseoso g/millón de BTU* 90
Combustible líquido de entrada
135
Combustible sólido
270
Fuente: Guía Ambiental para Termoeléctricas y Procesos de Cogeneración-Parte
Aire y Ruido. MMA. 1999.

Niveles de Ruido

Por su parte, las normas de emisión de ruido se encuentran reglamentadas en la
Resolución 08321 de 1983 y Decreto 948 de 1995. En dicha normatividad se
enuncia que para prevenir y controlar las molestias, las alteraciones y las pérdidas
auditivas ocasionadas en la población por la emisión de ruido, se establecen los
siguientes niveles sonoros máximos permisibles.

*

Equivalente aproximadamente a 1.055 MJ.
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Tabla 4. Niveles Máximos Permisibles de ruido
Zona Receptora
Nivel de presión sonora en dB(A)
Diurno: 7:01-21:00
Nocturno: 21:01-7:00
Zona I residencial
65
45
Zona II comercial
70
60
Zona III industrial
75
75
Zona IV tranquilidad
45
45
Fuente: Resolución 08321/83

1.2.4.3

Políticas Tributarias y Arancelarias

Sobre este particular se encuentra el decreto 2352 de 2001, en el cual se establece
una exclusión del Impuesto sobre las Ventas (IVA), a aquellos equipos y
maquinaria que estén destinados a la construcción, instalación, montaje y
operación de Sistemas de Control y Monitoreo Ambiental, los cuales deben ser
certificados por el Ministerio del Medio Ambiente.
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1.3 TECNOLOGÍAS DE GD

Actualmente las opciones de GD son muy diversas e incluyen varias de las conocidas
como Fuentes Alternativas o no Convencionales de Energía, entre las cuales se
encuentran los motores reciprocantes, micro-turbinas, turbinas industriales, celdas de
combustible, celdas fotovoltaicas, pequeñas centrales hidroeléctricas, energía eólica,
biomasa, entre otras.
En este subcapítulo se analizarán las principales tecnologías existentes de GD, teniendo
en cuenta sus principios de operación básicos, la evolución de sus costos indicativos, sus
niveles de emisiones atmosféricas, de ruido emitido, y de su estado de comercialización,
así como las principales plantas instaladas en el País.
En la siguiente tabla se puede apreciar de manera resumida los resultados obtenidos.

Eisenhower Miguel Martínez Roa

57

Oscar Javier Mora Cano

TECNOLOGÍA

36-50
10
N.D.
N.D.

0,01-3
0,001-0,01
0,001-10
0,001-0,025

0,2-25

2000

800-1500

3500-4200
1500-2500
1000-1500

3000-4000

400-900

600-1000
1200-1700
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Alta

Media

Baja
Baja
Baja

Alta

Media

Baja
Media

Oscar Javier Mora Cano

Sí
Sí
Sí
Sí(Con Algunas
Tecnologías)
No(2005
aproximadamente)

Sí
Sí(En algunos
rangos de Tamaño)

Sí
Sí

Sin tener en Cuenta aplicaciones de Cogeneración.
Las fuentes de los Costos Indicativos se reseñan en los siguientes numerales.

**

*

<50

12-<30

21-40

0,5-30

0,005-50

30-43
14-30

0,025-60
0,030-0,4

Elaboraron: Los Autores

Sistemas Híbridos

Biomasa

Motores
Reciprocantes
Micro-Turbinas
Turbinas
Industriales
Celdas de
Combustible
Celdas
Fotovoltáicas
Energía Eólica
PCH´s

Baja

Baja
Baja
Baja
Depende de la
tecnología

Baja

Alta

Baja
Alta

Media

Baja
Baja
Baja
Depende de la
tecnología

Baja

Alta

Alta
Alta

EXPECTATIVA
COSTOS
DE REDUCCIÓN
*
POTENCIA EFICIENCIA INDICATIVOS DISPONIBILIDAD
DE COSTOS
CONTAMINACIÓN CONTAMINACIÓN
**
(MW)
(%)
(US$/kW)
COMERCIAL
INDICATIVOS
ATMOSFÉRICA
AUDITIVA

Tabla 5. Comparación de las Diferentes Tecnologías de GD.
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1.3.1

Motores Reciprocantes Diesel y a Gas Natural.

Los artefactos reciprocantes, desarrollados hace más de 100 años, fueron los
primeros en las tecnologías de GD. Los dos ciclos más populares que han ganado
la aceptación extendida en casi cada sector de la economía son los de Otto (ignición
por chispa) y ciclo Diesel (ignición por compresión). Se usan en muchos tamaños,
con aplicaciones que van desde el caballo de fuerza fraccionario, en unidades que
impulsan las herramientas pequeñas hasta más de 60 MW en las grandes plantas
eléctricas. Se diseñan los artefactos más pequeños principalmente para el
transporte y normalmente pueden convertirse para impulsar la generación con
pequeñas modificaciones. Los dispositivos más grandes son la mayoría de las
veces diseñados para la generación de potencia, o la propulsión marina.
Los motores reciprocantes pueden alimentarse de combustible diesel o de gas
natural, obteniendo como resultado variaciones en las emisiones atmosféricas.
Casi todos los motores usados para la generación de potencia operan en cuatro
ciclos (la admisión, compresión, combustión, y descarga). El proceso empieza con
la entrada de la mezcla de combustible y de aire. En las instalaciones con turbo
cargador, el aire está comprimido antes de mezclarse con el combustible. La
mezcla de combustible/aire se introduce en el cilindro de la combustión y
enciende con una chispa. Para las unidades diesel, se introducen el aire y
combustible separadamente, inyectando el combustible después que el aire está
comprimido. Los artefactos reciprocantes están actualmente disponibles con una
gran variedad de fabricantes en todos los rangos del tamaño. Las configuraciones
de cogeneración están disponibles con la recuperación de calor de la descarga
gaseosa.
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Figura 7. Grupo Generador Diesel

Fuente: www.caterpillar.com

Figura 8. Grupo Generador con Motores Reciprocantes a Gas Natural.

Fuente: Wakeusha Engine Division.
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Figura 9. Niveles de Emisiones en aplicaciones Reciprocantes.

Fuente: www.aene.com.co

En la gráfica anterior se resalta el relativamente bajo nivel de emisiones de Oxido
de Nitrógeno, Dióxido y Monóxido de Carbono, en atención a las últimas
exigencias ambientales, y logrados en los más de 100 años de desarrollo que
respaldan el uso de esta tecnología, logrando incrementos también sustanciales en
la eficiencia de los mismos, sin llegar a estar dentro de las mayores de las
tecnologías de GD; aspectos que en conjunto hacen de la tecnología de los motores
reciprocantes, una de las mejores opciones técnicas, desde este punto de vista
ambiental, después de las Celdas de Combustible.
En la siguiente figura se ilustra el comportamiento de los niveles de ruido típicas
de estas instalaciones.
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Figura 10. Niveles de Ruido de Aplicaciones de GD Diesel

Fuente: www.aene.com.co

De la gráfica anterior se puede apreciar que una de las mayores desventajas de
estos motores es el alto ruido emitido, razón por la cual se necesitan
encerramientos y estructuras de aislamiento especiales para su instalación cerca de
Centros poblados.
Por último es conveniente decir que esta es una tecnología que lleva muchos años
de desarrollo y se considera que se encuentra en su etapa de madurez, por lo cual
las proyecciones de disminución en sus costos indicativos son muy bajas, en
especial para grandes motores de más de 1 MW, tal como se aprecia en la siguiente
figura:
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Figura 11. Proyecciones de Costos Indicativos de Instalaciones con motores
reciprocantes.

Fuente: www.aene.com.co

1.3.2

Micro-Turbinas

Las Micro-turbinas son una tecnología en desarrollo y evolución de GD en
pequeña escala en el rango de tamaño de 30-400 kW. Se derivan de la tecnología
básica usada en las micro-turbinas aeronáuticas de servicios auxiliares, los turbo
cargadores de los motores diesel y la tecnología automotriz. Varias Compañías
están probando las unidades de demostración en campo, y varios modelos de
ellas, actualmente están disponibles comercialmente.
Las Micro-turbinas consisten en un equipo compacto compresor-combustorturbina, y un generador eléctrico. Los compresores y turbinas son típicamente de
diseño de flujo radial, y se parecen a un turbo-cargador común de un automotor.
La mayoría de los diseños son de “árbol-sencillo” y usan un generador de imán
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permanente de gran velocidad que produce un voltaje alterno de magnitud y
frecuencia variables. La mayoría de las unidades de micro-turbinas se diseñan
para el funcionamiento continuo y se recupera el calor de los gases de escape para
obtener mayores eficiencias en producción de electricidad.
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Figura 12. Detalles Técnicos de una Micro-Turbina

Fuente: Capstone Corporation.

En el esquema anterior se aprecia la modularidad de estos sistemas, por cuanto
incluyen en sí mismos, los sistemas de recuperación de calor provenientes de los
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gases de escape, haciéndolas sumamente eficientes en cuanto al consumo de
combustible, con la salvedad, que para el abastecimiento eléctrico se necesitan
dispositivos digitales de control, los que podrían ocasionar problemas a las
instalaciones existentes o en la calidad misma de la energía suministrada.

Figura 13. Proyecciones de Costos de instalación para Micro-Turbinas.

Fuente: www.aene.com.co

Se puede inferir el hecho de que a pesar que las tecnologías con recuperación de
calor residual, presentan mayores costos indicativos que las que carecen de este
sistema, ésta diferencia se ve compensada en una mayor eficiencia térmica, pero
ambas tecnologías denotan una disminución en sus costos en los próximos años,
que podría incluso equipararse con los costos de los motores Diesel, después del
año 2010.
Figura 14. Niveles de Emisiones de Monóxido de Carbono típicas de MicroTurbinas.
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Fuente: www.aene.com.co

Figura 15. Niveles de Emisiones de Ruido típicas de Micro-Turbinas.

Fuente: www.aene.com.co
Si bien ésta tecnología presenta menores niveles de ruido que las turbinas de
mayor tamaño y motores diesel, registra una desventaja en cuanto a los niveles de
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emisiones en especial de Monóxido de Carbono, a pesar de estar dentro de los
márgenes que permiten los estándares Nacionales e Internacionales.

1.3.3

Turbinas Industriales a Gas

Las turbinas a gas se encuentran en tamaños de unidades de ciclo abierto que
empiezan aproximadamente de 1 MW, y pueden llegar a cientos de MW cuando
se configura como una planta de potencia de ciclo combinado. Las unidades de 115 MW generalmente se denominan como turbinas industriales (o a veces como
mini-turbinas) que las diferencia de las turbinas de plantas convencionales que son
mucho más grandes y las micro-turbinas más pequeñas. Históricamente, se
desarrollaron derivados de artefactos usados para la propulsión de motores de
reacción. Algunos, sin embargo, se diseñan específicamente para generación de
potencia estacionaria o aplicaciones de compresión en las industrias petrolera y de
gas. Las turbinas a gas tienen unos costos de instalación relativamente bajos y
bajos requisitos de mantenimiento. La práctica de la cogeneración con este tipo de
instalaciones de GD es particularmente provechosa, cuando se desea un suministro
continuo de vapor o de agua caliente y electricidad.
Figura 16. Turbina a Gas

La tecnología de las turbinas a Gas, es de una amplia difusión y aceptación debido
a sus relativamente rápidos tiempos de instalación y puesta en marcha, gracias a
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los muchos años de desarrollo, en especial para la tecnología aeronáutica. Se
cuenta con una gran cantidad de fabricantes y se considera que se encuentra en
etapa de madurez respecto a sus niveles de desarrollo, por lo que se tiene una baja
probabilidad de que sus costos indicativos bajen sustancialmente, como se muestra
en la siguiente gráfica:

Figura 17. Proyecciones de Costos Indicativos de Turbinas a Gas.

Fuente: www.aene.com.co

Al igual que las micro turbinas, estas instalaciones presentan unos altos niveles de
emisiones y ruido respecto a algunas tecnologías de GD, los que se presentaron en
las figuras 14 y 15 respectivamente, sin llegar a sobrepasar los límites legales
Nacionales e Internacionales, pero es su eficiencia y bajo costo, lo que realmente las
hace muy competitivas frente a las demás tecnologías.
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1.3.4

Celdas De Combustible

Aunque la primera celda de combustible se desarrolló en 1839 por Sir William
Grove, sólo se puso en uso práctico hasta 1960, cuando la NASA instaló esta
tecnología para generar electricidad en las naves espaciales Gemini y Apollo. Hay
muchos tipos de celdas de combustible actualmente en desarrollo en el rango de
tamaño de 5-1000 kW, con distintas tecnologías entre las que se cuentan, las de
ácido fosfórico, membrana de intercambio protónica, carbonatos fundidos, óxido
sólido, metanol alcalino y la de metanol directo. Una compañía, International Fuel
Cells/ONSI, actualmente fabrica y comercializa una celda de combustible de 200
kW a gas natural para aplicaciones industriales y comerciales.
En principio, una celda de combustible genera electricidad combinando hidrógeno
y oxígeno electro-químicamente sin ninguna combustión. A diferencia de las
baterías, una celda de combustible no se agota ni requiere recarga, su vida útil
básicamente se encuentra limitada por la resistencia térmica, química y mecánica
de los materiales de los componentes internos y externos que la conforman, y así
pues, producirá energía en forma de electricidad y calor mientras se le provea de
combustible.
Una celda de combustible, consiste en dos electrodos separados por un electrolito.
Oxígeno pasa sobre un electrodo e hidrógeno sobre el otro. Cuando el hidrógeno
es ionizado pierde un electrón y al ocurrir esto, ambos (hidrógeno y electrón)
toman diferentes caminos hacia el segundo electrodo. El hidrógeno migra hacia el
otro electrodo a través del electrolito mientras que el electrón lo hace por medio de
un circuito externo, a través de un material conductor. Este proceso producirá en
resúmen: agua, corriente eléctrica y calor útil. Para generar cantidades utilizables
de corriente a un potencial razonable, las celdas de combustibles son
"amontonadas" en un emparedado de varias capas en serie y/o en paralelo según
sea el caso o el diseño específico.
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Figura 18. Celda de Combustible de 200kW ONSI

Fuente: www.onsi.com

En la siguiente gráfica se puede apreciar la tendencia que tiene este tipo de
tecnologías a mantener una reducción notable y sostenida en sus costos de
instalación, la cual se aspira que pase de cerca de 5.000 USD/kW en 1995 a menos
de 1.500 USD/kW en el 2005.
Figura 19. Evolución de los Costos Indicativos de Celdas de Combustible.

Fuente: www.aene.com.co
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Es importante resaltar el hecho que, esta es tal vez una de las tecnologías más
radicales y novedosas con que se cuenta para instalaciones de GD, por lo cual aún
son casi inciertas sus características exactas de comportamiento. Sin embargo es
una tecnología en auge, que cuenta con muchos frentes de desarrollo paralelos,
además del de la generación de potencia, como lo es el aeroespacial y en el
transporte, con muchos prototipos experimentales en funcionamiento,
especialmente en Estados Unidos.
Por último, conviene mencionar los bajos niveles de emisiones atmosféricas y ruido
emitidos, de esta tecnología, los cuales se presentaron en las figuras 14 y 15.

1.3.5

Celdas Fotovoltáicas

En 1839, el físico francés Edmund Becquerel descubrió que ciertos materiales
producían corrientes eléctricas pequeñas, cuando se les exponía a la luz. Sus
primeros experimentos producían resultados con una eficiencia del 1 al 2 por
ciento en la conversión de luz a electricidad y precipitó la investigación en estos
efectos fotovoltaicos. En los 40`s, la ciencia de los materiales evolucionaba y se
desarrollaba el proceso Czochralski para obtener muy puros silicios cristalinos.
Este proceso se usó en 1954 por los Laboratorios Bell para desarrollar una célula
fotovoltaica de silicio que aumentó la eficiencia de la conversión de luz a
electricidad a un 4 por ciento. Las celdas Fotovoltaicas producen corriente directa
DC. Las unidades actuales tienen eficiencias de 24 por ciento en el laboratorio y 10
por ciento en el uso real, por debajo del 30 por ciento teórico máximo que puede
lograrse por una celda fotovoltaica.
La insolación es un término que se usa para cuantificar la disponibilidad de
energía solar que puede convertirse a electricidad y este es un factor determinante,
e inversamente proporcional con el costo final de un dispositivo FV. Los factores
que afectan la insolación son la intensidad de la luz y la temperatura de operación
de las celdas. La intensidad de luz es dependiente de la latitud local, del clima y
generalmente aumenta en la medida en que el sitio se acerca al ecuador.
Los sistemas FV no producen ninguna emisión, son fiables y exigen mínimo
mantenimiento. Ellos están actualmente disponibles comercialmente, con varios
fabricantes para las aplicaciones residenciales y comerciales. Así mismo se
continúan reduciendo costos de instalación y aumentando sus eficiencias. Las
aplicaciones para potencia en lugares remotos son bastante comunes.
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Figura 20. Conjunto
Fotovoltaicas.

de

Equipos

para

instalaciones

Fuente: www.durespo.com.co

Figura 21. Proyecciones en los Costos Indicativos para Instalaciones Fotovoltáicas.
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Fuente: www.aene.com.co
En la figura 21 se puede observar el escaso margen de potencias disponibles
comercialmente, que limita los sistemas fotovoltáicos a pequeñas instalaciones, en
especial por sus altos costos, derivados de la tecnología de punta requerida para la
fabricación de estas celdas que las hace casi prohibitivas en medianas y grandes
Centrales. El aprovechamiento más prometedor de la energía solar en este tipo de
aplicaciones, se encuentra en la utilización de esta energía en procesos térmicos de
obtención de vapor mediante lentes parabólicos, los cuales alcanzan temperaturas
de más de 750°C, culminando con turbinas convencionales de vapor para su
transformación en electricidad. En este campo ya se cuenta con algunas Centrales
Piloto en California, EEUU.

1.3.6

Energía Eólica

Los molinos de viento se han usado durante muchos años para canalizar la energía
del viento y realizar el trabajo mecánico para bombear agua. Antes del “Acto
Legislativo de Electrificación Rural” en la década de 1920 en EEUU, que hizo que
los Fondos Gubernamentales se utilizaran para garantizar el acceso al fluido
eléctrico a las zonas periféricas, ya las granjas estaban usando los molinos de
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viento, acoplados con generadores para producir electricidad. Solamente en EEUU
se han instalado cerca de ocho millones de molinos de viento.
La energía del viento cobró gran importancia en los 70`s durante la crisis
energética en los EEUU y la búsqueda resultante de fuentes de energía renovables
llegó a la conclusión que la Energía Eólica era la opción más viable
económicamente, dentro de la carpeta de energía renovable.
Actualmente, la
atención ha permanecido enfocada en esta tecnología como la alternativa
medioambientalmente legítima y conveniente. Esta tecnología está actualmente
disponible y existen muchos fabricantes que ofrecen mejoras continuas en el costo
final y en sus prestaciones técnicas.
Los sistemas eólicos son módulos compactos que incluyen el rotor, generador, las
aspas de la turbina, y los controladores o acopladores del dispositivo. Cuando las
corrientes de aire fluyen a través de las aspas, ejercen fuerzas aerodinámicas sobre
las aspas que causan el movimiento en el rotor. Se debe garantizar que el
movimiento de este rotor se transmita al generador eléctrico, con un valor de
velocidad igual a sus requerimientos nominales de funcionamiento. Para ello, la
mayoría de los sistemas tienen una caja de engranajes y generador en una sola
unidad detrás de las aspas de la turbina. Como con los sistemas FV, la potencia
eléctrica de salida del generador se deberá hacer pasar por un inversor electrónico
que la convierte de DC a AC para el usuario final, de querer operar éste tipo de
sistemas interconectados con una red de Transmisión o Distribución
convencionales.

Figura 22. Molino de Viento Eolux F 500.

Fuente: savoiapower.8k.com

El mecanismo de operación de instalaciones eoloeléctricas por su simplicidad, no
involucran grandes requerimientos de operación y mantenimiento.
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En esta tecnología se tienen múltiples avances y comercializadores que la ofrecen
especialmente para aplicaciones rurales, así como ya se cuenta con grandes
parques eólicos de más de 100 MW, en países como Noruega, Dinamarca, Estados
Unidos y próximamente en la Guajira, Colombia.
Se cuenta con la información de que sus costos indicativos oscilan entre 1.500 y
2500 USD/kW20. Los niveles de emisones atmosféricas son insignificantes, al igual
que sus valores de ruido, lo cual denota la mayor ventaja que ofrece ésta tecnología
desde el punto de vista ambiental.

1.3.7

Pequeñas Centrales Hidroeléctricas

Las Pequeñas Centrales Hidroeléctricas, son plantas generadoras de energía que
utilizan los principios básicos de la generación hídrica convencional con distintos
caudales de diseño, caídas de agua, tipo de turbina etc. Las potencias de las PCH´S
varían desde menos de 1 kW, hasta 25 kW aproximadamente. Varios aspectos para
ser tenidos en cuenta en el diseño de PCH´S son los siguientes:
Hidrología del lugar
Caudales disponibles
Topografía de la zona
Figura 23. Turbina Hidráulica Acuair LH 1000.

20

www.distributedgeneration.com
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Fuente: savoiapower.8k.com

La principal ventaja que plantea este esquema de generación, es su rápida puesta
en operación e instalación, con bajos costos relativos a las otras tecnologías
disponibles para GD, debido a que no requiere de grandes embalses para la
misma, obteniéndose unos costos indicativos de entre 1000 y 1500 USD/kW21.
Al igual que en las Centrales Eólicas, su operación es bastante sencilla por lo que
no se requieren grandes gastos en operación y mantenimiento, y se cuenta con
muchas instalaciones de este tipo en el País.

21

www.distributedgeneration.com
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1.3.8

Biomasa

La Biomasa es una fuente de energía renovable que utiliza materia orgánica como
los residuos agrícolas, industriales, la madera, bioaceite, o cualquier otro, como
combustible para generar energía eléctrica.
La Biomasa puede ser usada directamente, como es en la quema directa en hornos
y calderas, pero su conversión en otros productos energéticos, puede incrementar
su homogeneidad energética y densidad, haciendo menos dispendiosos y más
eficientes sus procesos de transporte y almacenamiento, con lo que se aumenta sus
posibles usos y aplicaciones. Un ejemplo puede ser la transformación de Biomasa
en combustible líquido o gaseoso que permite su uso en motores reciprocantes y
turbinas, o simplemente el ejemplo de refinar la madera en carbón que permite
utilizar un combustible menos contaminante, con un poder calorífico mucho
mayor y homogéneo en todo el material.
Para un correcto aprovechamiento del potencial energético de la Biomasa, se debe
tener presente, que ésta se encuentra en el medio de recolección, rodeada de toda
clase de impurezas y con variados niveles de humedad que pueden hacer que no
se encuentre apta para su conversión en energía térmica, razón por la cual se
requerirán de acuerdo con el material empleado, diversas etapas de preparación y
acondicionamiento, tales como: reducción de tamaño, secamiento y densificación,
entre otras.
La Biomasa sólida puede ser usada en aplicaciones industriales en la producción
de calor puro o vapor de bajas presiones (entre 0.2 y 4 MPa) mediante hornos, los
cuales son muy ineficientes debido a su alto consumo de aire. Si en cambio, se
requieren aplicaciones de abastecimiento de vapor de altas presiones y
temperatura (entre 7 -14 MPa, y 500-550°C) para instalaciones de Cogeneración, se
encuentran disponibles las tecnologías con calderas, cuyo nivel de evolución es
bastante alto e incluyen dispositivos especiales como precalentadores de aire de
entrada y economizadores, para aumentar la eficiencia del ciclo, cuyas
características técnicas se encuentran en la siguiente tabla.
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Tabla 6. Características Principales de Calderas de Biomasa

Fuente: Dendroenergia: Fundamentos e Aplicações. Horta N. Luiz y Silva L.
Electo.

Figura 24. Caldera de vapor moderna para combustión de Biomasa

Fuente: Dendroenergia: Fundamentos e Aplicações. Horta N. Luiz y Silva L.
Electo.
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Si se quiere un mayor aprovechamiento térmico existe la tecnología de la
gasificación de la Biomasa que puede hacer posible el uso de turbinas, microturbinas y motores reciprocantes a Gas, en la etapa de conversión en energía
eléctrica.
En la siguiente tabla se pueden apreciar los costos de instalación de aplicaciones
con Biomasa en las diferentes tecnologías existentes, junto con sus niveles de
desarrollo:

Tabla 7. Costos Indicativos de Tecnologías de Biomasa.

Fuente: Dendroenergia: Fundamentos e Aplicações. Horta N. Luiz y Silva L.
Electo.

De la tabla anterior se puede apreciar la cantidad de tecnologías que se pueden
usar en aplicaciones de biomasa, luego de su tratamiento previo. De estas, algunas
se encuentran todavía en etapas de experimentación y desarrollo, como los ciclos
stirling, y a gas con turbinas; otras se encuentran disponibles comercialmente,
como es el caso de motores reciprocantes a gas y calderas junto con turbinas a
vapor.
Los niveles de emisiones atmosféricas pueden ser reducidos al mínimo, gracias al
tratamiento previo del combustible y a filtros instalados en las chimeneas, esto
para cumplir los requerimientos estatales; En cuanto al ruido emitido se puede
apreciar que depende del tipo de tecnología utilizada, pero igualmente pueden
manejarse con instalaciones de encerramiento convenientes.
En el mundo se encuentran en operación centrales con distintos tipos de Biomasa,
desde cascarilla de arroz, hasta residuos de café, biogas, etc. El País no es ajeno a
este movimiento y actualmente se cuenta con varias instalaciones que utilizan
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especialmente Bagazo de Caña en el Valle del Cauca en la Generación de Calor y
Energía Eléctrica, así como proyectos piloto en otras regiones del País.
1.3.9

Sistemas Híbridos con Celdas de Combustible

Los
dos componentes principales de una Planta Híbrida son: una celda de
combustible de óxido sólido (SOFC) y una micro turbina. El funcionamiento del
Sistema Híbrido, se describe a continuación:
El aire entrante es presurizado hasta unas tres atmósferas por el compresor,
después de lo cual pasa a través del recuperador, que eleva su temperatura
utilizando una parte del calor residual de los gases de escape del Sistema Híbrido,
y se introduce luego en la celda de combustible junto con el combustible.
La celda de combustible produce unos 200 kW de potencia eléctrica y unos gases
de escape a muy alta temperatura, hasta de 800 ºC. Estos gases calientes, pasan
luego al combustor de la micro turbina, donde se suministra más calor de ser
necesario, por ejemplo durante el arranque. Los gases calientes se introducen
entonces en las dos etapas de la micro-turbina. La primera etapa de turbina
acciona el compresor antes mencionado. La segunda etapa actúa como una turbina
de potencia libre, y acciona un generador eléctrico sincrónico de 50 kW. Los gases
de escape de la turbina de potencia se conducen luego al otro extremo del
recuperador para entregar el calor residual al aire entrante, con lo cual aumenta
notablemente el rendimiento del ciclo termodinámico.
La eficiencia eléctrica teórica se encuentra próxima al 50 por ciento y la
recuperación de calor de los gases de escape en forma de vapor de agua y agua
caliente, permite obtener eficiencias hasta el 80 por ciento. Estos sistemas
encuentran aplicación en el mercado de la cogeneración para diferentes esquemas
de calefacción y refrigeración. Los tamaños de las Turbinas Híbridas oscilan entre
200 y 500 kW y en conjunto llegan hasta 25 MW.
Es extraordinariamente bajo el nivel de emisiones de gases nocivos. Todos los
valores de NOx, SOX, CO e hidrocarburos volátiles están por debajo de l parte por
millón.
Se espera la disponibilidad comercial a partir del año 2005, con costos de cerca de
2.000 USD/kW, en tamaños de 3 a 5 MW, y para e1 año 2010 en tamaños de O.25 a
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20 MW, se espera una reducción de sus costos a cerca de 1.500 USD/kW, como se
aprecia en la siguiente gráfica.

Figura 25. Proyección de Costos de Instalación de Sistemas Híbridos con Celdas de
Combustible.

Fuente: www.aene.com.co

1.4 PANORAMA ENERGÉTICO EN COLOMBIA

En éste subcapítulo se hará un análisis del entorno económico de los combustibles
empleados por las diferentes tecnologías de GD para su funcionamiento, en cada
uno de ellos se hablará de sus niveles de reservas en el País, de la disponibilidad
de los mismos en cada una de las regiones, medios de transporte, y un análisis de
precios, con sus respectivas proyecciones.
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En resumen se puede decir que en Colombia se cuenta con un importante potencial
de Recursos Energéticos que permitirían una diversidad de sistemas y tecnologías
en aplicaciones de GD. Todo esto hace que sean las normas y regulaciones en
materia de precios de los mismos, normas de calidad ambiental y tecnologías las
que pueden limitar la escogencia de cualquier opción de GD, por lo menos al
interior de las ZI.
En cuanto a las ZNI, se encontró que la infraestructura de transporte de
combustibles es casi nula, por lo cual no se tiene una disponibilidad que permita
garantizar las mismas condiciones de potencial que en el resto del País, y es en
éstas zonas donde las posibilidades de suministro de electricidad se ven limitadas
por la existencia de fuentes primarias alternativas como son velocidades de viento,
radiación solar o potencial hídrico, que de no existir, hacen que se tengan que
asumir los elevados costos de transporte de combustibles fósiles, desde los centros
de producción dentro o fuera del Territorio Nacional.

1.4.1

Gas Natural

A diferencia del sector eléctrico, cuya evolución se inició a finales del siglo XIX, la
decisión de usar el gas natural como combustible de usos doméstico, industrial y
de generación de electricidad marcó el inicio de la prestación del servicio público
domiciliario de gas natural, a comienzos de la década de 1970 en forma aislada,
alrededor de los yacimientos encontrados en algunas regiones del País (Costa
Atlántica, Santander, Huila y Meta principalmente).
Funcionalmente se distinguen cuatro actividades principales en la industria de gas:
Producción-Comercialización, Transporte, Distribución y Comercialización. Cada
una de estas actividades tiene un tratamiento regulatorio independiente, y
disposiciones que limitan la integración vertical y horizontal de actividades.
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Figura 26. Nueva estructura de La Industria del Gas en Colombia

Fuente: www.creg.gov.co

Reservas y Producción De Gas

Los volúmenes remanentes de gas, a diciembre 31 de 2000, ascendieron a 7,190
GPC (≅204 Gm3). De estos, 4,539 GPC (≅123 Gm3) tienen viabilidad concreta de
comercialización - es decir, existe seguridad sobre su venta futura- e incluye una
parte de la reservas de los campos Cusiana y Cupiagua, que en un futuro podrán
compensar la declinación de los campos ubicados en la costa norte del país. Así
mismo, 2,651 GPC (≅75 Gm3) de gas no tienen a la fecha definido un esquema de
comercialización, entre los que se incluyen 1,000 GPC (≅28 Gm3) que serían
consumidos en la operación propia de los campos (especialmente Cusiana y
Cupiagua). Sin embargo, este volumen podría estar disponible para su utilización
dependiendo de las condiciones que se presenten en el futuro.22
El interior del país cuenta con unas reservas totales de 4,479.94 GPC (≅127 Gm3), de
las cuales, los campos de Cusiana - Cupiagua aportan aproximadamente el 48 por
ciento, y los de Floreña, Pauto y Volcanera un 9 por ciento. También contribuyen a
22

UPME. La Cadena del Gas en Colombia 2000-2001. Bogotá. Gráficas Ducal. 2001. p.30
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las reservas del interior del país los campos de Río Ceibas, Payoa, La Salina y Opón
entre otros.
De otro lado, las reservas de gas de la Costa Atlántica, que al 31 de Diciembre de
2000 sumaban 2,709.54 GPC (≅77 Gm3), corresponden a los campos de Ballena,
Chuchupa, Riohacha y Guepaje.23

Tabla 8. Reservas probadas de gas año 2000*.
No
Región
Desarrolladas
Desarrolladas
(GPC)
(GPC)
S. Atalayas –
Tauramena
1,660.60
1,784.80
R.Chit.
Piedemonte
Recetor

–

Total
(GPC)

Participación
Sobre
Total
Nacional

3,448.40

47.94%

673.90

9.37%

0.00

673.90

46.47

0.00

46.47

0.65%

8.92

0.00

8.92

0.12%

Guajira, Guepaje

2,669.54

40.00

2,709.54

37.67%

Otros del Interior

153.66

151.59

305.25

4.24%

1,869.65

2,613.29

4,482.94

62.33%

Costa Atlántica

2,669.54

40,00

2,709.54

37.67%

TOTAL
NACIONAL

4,539.19

2,653.29

7,192.48

100.00%

Las Monas
San Luis

Interior del País

Fuente: www.ecopetrol.gov.co

23
*

Ibid. p.31
La conversión de unidades se haría con base en la siguiente fórmula: 1 GPC≅28.31 M m3
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De acuerdo con los escenarios de producción que se han venido evaluando por
campo, dado el esquema de desarrollo que tienen. La siguiente gráfica muestra a
manera referencial el comportamiento de cada uno de las áreas hacia el futuro, sin
incluir reservas no desarrolladas.

Figura 27. Proyecciones de producción de gas natural en Colombia

Fuente: www.upme.gov.co
El escenario de producción que se presenta en la Figura 27, no incluye el desarrollo
de producción en Cusiana y producción incremental en Guajira. En lo que respecta
al primer caso lo que se conoce hasta ahora es que a finales del 2003 e inicio del
2004 se instalará una planta de tratamiento para 100 MPCD (≅2.831 M m3 diarios).24
En el caso de Guajira, se viene evaluando producción incremental con el
denominado proyecto Catalina que podrían entrar en el 2004. En lo que tiene que
ver con áreas que están en proceso de estudio y exploración, la que más
posibilidad parece tener es el caso de aguas profundas en la Costa Atlántica.

24

UPME. La Cadena del Gas en Colombia 2000-2001. Bogotá. Gráficas Ducal. 2001. P 33
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Precios en Boca de Pozo

En sesión realizada el 11 de abril de 2000, la Comisión de Regulación de Energía y
Gas, CREG, haciendo uso de la Ley 142 de 1994, aprobó la siguiente política de
precios para los productores de gas natural:
! Los precios se determinarán libremente, sujetos a una política de libertad
vigilada en los campos del país, con excepción de los ubicados en la
Guajira(Ballenas), Opón y en Cusiana
! El régimen de precios para el gas producido en la Guajira, se rigen por lo
dispuesto en la Resolución 039 de 1975, mientras que el régimen de precios para
el gas producido comercializado con referencia al campo de Opón, se rige por
lo dispuesto en la resolución 061 de 1983
! Para Cusiana, se aplica la resolución CREG 018/2002, que se explica así:
“precio máximo regulado US$ 1.40/MBTU* si la capacidad de las instalaciones
para el tratamiento del gas asociado que permita inyectarlo al SNT es inferior a
180 MPCD”25.
Al respecto, en dicha resolución se afirma que: “Un precio sin sujeción a tope
máximo si la capacidad de las instalaciones para el tratamiento del gas asociado
que permita inyectarlo al SNT, es superior a 180 MPCD”26.
! Estas decisiones se aplicarán hasta el 10 de Septiembre del 2005, cuando el
precio del gas no estará sujeto a tope alguno, siempre y cuando se garanticen
las condiciones de libre competencia, fijadas en la Ley 142 de 1994.
Las principales disposiciones que rigen los precios de gas en boca de pozo se
resumen a continuación:
1.

Resolución 039 de 1975 de la Comisión de Precios del Petróleo y del
Gas Natural, se fijaron dos precios para el gas natural de la Guajira:

! Para generación eléctrica, con destino a la prestación del servicio público en el
departamento de la Guajira: 0.5 US$/kPC**.
! Para el gas destinado a usos diferentes al anterior: 0.8 US$/kPC.

1 BTU ≅ 1055 J
UPME. Boletín Mensual de Precios. Agosto 2002. p.29.
26
Ibid.
**
1 kPC ≅ 28.31 m3
*

25
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Estos precios se ajustarán proporcionalmente con las variaciones que tenga el Fuel
Oil de exportación FOB/Cartagena, durante el semestre anterior.
2.

Resolución 0061 de 1983 de la Comisión de Precios del Petróleo y del
Gas Natural:
! Para el gas no asociado en la Costa Norte y Valle del Magdalena: 2.0
US$/MBTU
! Para el gas no asociado que se descubra en la Región Oriental, Pacífica y en la
Región Costa Afuera: 2.2 US$/MBTU
! Para el gas asociado en ambas localizaciones el precio es del 50% de las
anteriores.
También en este caso los precios se indexan de acuerdo con la variación del precio
promedio semestral de Fuel Oil de Ecopetrol (FOB/Cartagena), durante el año
anterior a aquel en el cual se va a fijar el precio.

Costos de Transporte

Con respecto al transporte, se entiende como Sistema Nacional de Transporte, el
conjunto de gasoductos localizados en el territorio Nacional, excluyendo las
conexiones y gasoductos dedicados, que vinculan los centros de producción de gas
del País, con las puertas de ciudades, sistemas de distribución, usuarios no
regulados, interconexiones internacionales o sistemas de almacenamiento.
Las principales empresas transportadoras del país son: ECOGAS, empresa de
derecho público, propietaria de la gran mayoría de la infraestructura de transporte
en el interior del País; y PROMIGAS S.A., empresa privada, propietaria de la gran
mayoría de gasoductos en la Costa Atlántica. Los transportadores restantes, se han
desarrollado a través de contratos de concesión con el Ministerio de Minas y
Energía entre los caules
se cuentan: TRANSMETANO, TRANSORIENTE,
GASODUCTO DEL TOLIMA, PROGASUR; y otros por libre iniciativa, como en el
caso de TRANSOCCIDENTE y TRANSCOGAS. En la siguiente figura se aprecia la
red de Transporte de gas Nacional.
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Figura 28. Red de Transporte del Gas Natural en Colombia.

Fuente: www.ecopetrol.com.co

A diferencia del Sector Eléctrico, donde las obras de expansión de transmisión se
hacen por convocatoria pública Nacional e Internacional, según las especificaciones
y lineamientos de la UPME, en el Sector Gasífero, existe la modalidad de
transportador por contrato, en la cual los diferentes servicios de transporte, así
como la expansión de la infraestructura, depende de los términos y condiciones de
los contratos respectivos.
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Proyecciones de Precios

Por último a continuación, se describen las proyecciones de precio de gas en boca
de pozo27 y las tarifas vigentes del transporte de gas natural para las diferentes
zonas en Colombia.

Figura 29. Proyección de Precios del Gas Natural en Boca de Pozo.

Fuente: www.upme.gov.co

1.4.2

ACPM

La industria Petrolera Colombiana, ha sido en los últimos años el motor de la
Economía del País. El petróleo es el primer producto de exportación con el 55.4
por ciento del total de las exportaciones y el principal contribuyente a las finanzas
del Estado. Las regiones se vieron beneficiadas en sus recursos fiscales al recibir
dineros de regalías por un monto de 5.9 billones de pesos en los últimos 4 años.
Fruto de todo lo anterior se cuenta con una basta infraestructura de transporte y
refinación a lo largo y ancho del País, que al igual que el gas natural hacen del
ACPM un buen candidato técnico y económico por su nivel de disponibilidad y
comercialidad, para aplicaciones de GD, al menos dentro de las llamadas Zonas
27

UPME. Demanda de gas Natural – Escenario Business As Usual 2002-2015. p 22
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Interconectadas.
En el siguiente gráfico se muestra la infraestructura de
producción, transporte y Refinación de Gasolina y ACPM.

Figura 30. Infraestructura
Hidrocarburos en Colombia.

de

Producción,

Transporte

y

Refinación

de

Fuente: www.ecopetrol.gov.co

La prioridad del Gobierno Nacional en materia de hidrocarburos, es el
descubrimiento de nuevas reservas de crudo, que permitan mantener a futuro la
autosuficiencia energética del país, para lo cual desde el año 1999, se impulsaron
una serie de reformas de política petrolera (contractuales, fiscales y de regalías),
que han permitido la firma de más de sesenta contratos de asociación y la
reactivación de la actividad exploratoria del País.
En lo referente a los combustibles líquidos, el MME con el fin de tener informados
a los agentes y al público en general, sobre los precios y su estructura viene dando
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a conocer las modificaciones a las resoluciones existentes para la determinación de
dichos precios.
En general hubo continuidad en la señal de política que pretende reflejar en los
precios domésticos, el costo de oportunidad de los distintos combustibles, en el
mercado internacional, y la intervención directa y temporal, que se dio en la
determinación del ingreso al productor de gasolina corriente y ACPM.
Dentro del proceso de desregulación y desarrollo del mercado de derivados del
petróleo, la entrada de nuevos actores privados, requiere la adopción de medidas
previas, necesarias para crear condiciones que faciliten su acceso. En tal sentido el
MME viene trabajando en la adopción del Reglamento de Transporte de
Combustibles por Poliductos, así como la en la modificación del Decreto 283 de
1990, el cual reglamenta el almacenamiento de combustibles.
De esta manera el Estado Colombiano, en cabeza del MME, y bajo la certificación
de la UPME, es el encargado de fijar los precios de referencia de todos los
productos derivados del petróleo, durante la cadena de producción y distribución,
exceptuando el GLP28. Se estableció la estructura de precios del ACPM, mediante
fórmulas y valores para calcular el Ingreso al Productor, la Tarifa Estampilla de
transporte de combustibles y los Márgenes de Distribución Mayorista y Minorista,
los cuales han sido modificados por resoluciones posteriores, fijando valores para
cada uno de estos cargos29.
Es así como se establecen los precios del ACPM para Julio de 2002 en $ 1.185,83 por
galón (mil ciento ochenta y cinco pesos, con ochenta y tres centavos), para la
producción del combustible, de tal manera que el costo máximo por galón del
mismo, será de $ 2.385,13 (dos mil trescientos ochenta cinco pesos, con trece
centavos), discriminados de la siguiente manera:
Tabla 9. Componentes de Costo para el ACPM
Componentes de los Precios Niveles de Distribución
1.Ingreso al Productor
2. IVA
3. Impuesto Global
4. Tarifa Estampilla de Transporte de Combustibles
5. Precio Máximo de Venta al Distribuidor Mayorista
6. Margen al Distribuidor Mayorista
7. Precio Máximo en Planta de Abasto Mayorista
8. Margen del Distribuidor Minorista
28
29

ACPM($/galón)
1,185.83
189.73
353.82
190.00
1,919.38
108.39
2,027.77
190.58

Decreto 70 de 1.991, Artículo 5°, Numeral 19.
Resolución MME 8 2439 de 1998
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9. Transporte de la planta de abasto mayorista a estación.
10. Precio Venta al Público sin Sobretasa
11. Sobretasa
12. Precio Máximo de Venta por Galón Incluida la Sobretasa.

11.53
2,229.88
128.25
2,358.13

Fuente: www.ecopetrol.gov.co

Tomando como base los escenarios probables de Costo de Crudo y de situación de
subsidios, se tienen las proyecciones de precios en la siguiente figura.

Figura 31. Proyecciones de Precio del ACPM
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Fuente: UPME, Area de Hidrocarburos

Precios Aplicables en las Ciudades Donde Opera el Régimen De Libertad
Regulada.

En las demás ciudades del país y en las ciudades capitales de los siguientes
departamentos: Amazonas, Arauca, Caquetá, Casanare, Chocó, Guainía, Guaviare,
La Guajira, Vaupés y Vichada, se aplica el “Régimen de Libertad Regulada”. En
consecuencia, en dichas ciudades se ha aplicado toda la estructura de las tablas
desde el ingreso al productor hasta el precio máximo de venta al usuario final. Sin
embargo, debe tenerse en cuenta para la fijación de los precios de venta al público
en cada una de estas ciudades, que el transporte desde la planta hasta la estación,
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es a partir del mes de Febrero del año 2001 el valor de referencia del costo de
transporte (flete) equivalente a $11,53/galón30.

1.4.3

Biomasa

El País cuenta con una amplia gama de recursos de biomasa, que se pueden
utilizar para la generación de energía eléctrica, entre otros podemos encontrar
como el más importante, el bagazo de la caña de azúcar, sin embargo, existen otros
que ofrecen igualmente un alto potencial de desarrollo, como son:
!
!
!
!
!
!

Cortezas y cáscaras de coco
Cascarilla de arroz
Desechos de madera
Bosques de caucho
Cáscaras de café y nueces,
Entre otros.

El bagazo de la caña de azúcar, se encuentra disponible especialmente en la zona
del Valle del Cauca, en donde existen once ingenios azucareros que pueden
proveer hasta cuatro millones de toneladas anuales y once punto cinco (11.5)
toneladas en residuos, por lo que se ha estimado que el sector azucarero tendría un
potencial de entre 250 y 300 MW, según cifras de la UPME31. Un factor
preponderante para el impulso de la generación de electricidad a partir de este
recurso, es la prohibición a la quema abierta de cañaduzales, antes y después del
corte, a partir del 2005.
Un ejemplo notable de desarrollo de alternativas limpias de producción en el
sector azucarero del País, lo constituye el caso de INCAUCA S.A. que se consolida
como el primer proyecto de cogeneración privado que le entrega energía eléctrica a
la red pública, utilizando para ello la combustión del bagazo resultante de la
molienda de la caña. Esta material ya dejó de ser tan sólo un subproducto del
proceso productivo; Se le tiene como un importante energético utilizable
industrialmente y cuya ventaja radica en que su uso contribuye al mejoramiento
del medio ambiente.
Mediante la instalación de un turbogenerador de 20 MW, INCAUCA logra
producir cerca de 9.9 MW para la venta a EPSA y 9.9 MW, que se emplean en el
30
31

UPME. Boletín Mensual de Precios. Septiembre 2002. p 8
UPME. Plan de Expansión Referencia Generación-Transmisión 2001-2015. p.46
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proceso productivo de la Fábrica como tal, se puso en funcionamiento una nueva
caldera con capacidad de 300.000 libras de vapor por hora (≅136.078 kg/h), que
trabaja a una presión de 650 libras por pulgada cuadrada (≅4.5 MPa) y a 750 °F (≅
400 °C) de temperatura.
En el mercadeo de este tipo de productos se cuenta con antecedentes en donde las
industrias papeleras, y algunas textileras que utilizan el bagazo de caña como
materia prima en su cadena de producción, lo adquieren dando a cambio, a
manera de compensación, otros combustibles alternativos como el carbón, esto
sugiere un costo de oportunidad el cual se enlazará al costo del mismo en el
interior del país a un precio correspondiente al escenario base de la UPME32, de 13
USD/Ton.

1.4.4

Otras Fuentes

En el País existe gran potencial para algunas de las denominadas fuentes
alternativas de energía entre las que se cuentan las siguientes:

32
33

•

Pequeñas Centrales Hidroeléctricas: El potencial hídrico en Colombia, con
factibilidad técnica, económica y ambiental, se estima en cerca de 20 GW, de
los cuales 8.5 GW se encuentran construidos, 0.5 GW se encuentran en
construcción, 5 GW cuentan con diseño y el resto se encuentran en las
primeras fases de reconocimiento. De los proyectos registrados ante la
UPME33, el 7.1 por ciento (578 MW) corresponden a pequeñas y medianas
centrales hidroeléctricas.

•

Aprovechamiento Eólico: En Colombia el potencial de desarrollo con base
en éste recurso, se centra principalmente en la Costa Norte, Región Andina
y Llanos Orientales. Actualmente EEPPM se encuentra en proceso de
construcción de un parque eólico, de aproximadamente 20 MW en la Alta
Guajira, en donde se cuenta con velocidades de viento promedio de 7.2 m/s.

•

Generación Fotovoltáica: En el País las aplicaciones más difundidas de éste
esquema de abastecimiento de electricidad, se encuentran centradas en las
zonas aisladas, donde esta condición, a pesar de sus altos costos de
instalación la convierten en una alternativa competitiva.

UPME. Plan de Expansión Referencia Generación-Transmisión 2001-2015. p.48
Ibid. p. 46
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Para las energías renovables no existe un mercado o un esquema de valoración
claro de sus
fuentes primarias de energía, exceptuando el caso de
aprovechamiento hidráulico, donde se utilizó para valorar el costo de oportunidad
del agua, el precio de la Energía en Bolsa correspondiente.

Eisenhower Miguel Martínez Roa

96

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

2

ANÁLISIS DE ALTERNATIVAS

Después de constatadas las condiciones generales en cuanto a las tecnologías
existentes, de disponibilidad y costos de combustibles, así como las medidas
legales y regulatorias concernientes a la instalación de sistemas de GD, se continuó
con el análisis de alternativas, partiendo del nivel de oferta, por lo que se consultó
en Internet, y con algunos fabricantes y/o comercializadores que se encuentran en
el País, de forma que se pudiera contar con variedad de oportunidades y así poder
seleccionar algunos equipos específicos de acuerdo con su estado de desarrollo y
las potencias que se consideraron más acordes con las necesidades nacionales.
Finalmente y con base en las características técnicas, se procedió a seleccionar la
alternativa óptima, desde el punto de vista económico, teniendo en cuenta sus
costos de fabricación e instalación, así como sus gastos de funcionamiento
respectivos.

2.1 PRESENTACIÓN DE ALTERNATIVAS DE GD.

En este capítulo se mostrarán las diferentes alternativas técnicas, dependiendo del
tipo de tecnología empleada, y el margen de potencias establecido como el más
apropiado para satisfacer las necesidades energéticas del país, teniendo en cuenta
el tamaño típico de las instalaciones eléctricas de los usuarios objetivo del presente
estudio a saber: Instalaciones de GD independientes, PYME´s, Usuarios
Comerciales y Residenciales, los cuales se definieron de la siguiente manera:
•
•
•
•

Usuario Tipo 1.
Usuario Tipo 2.
Usuario Tipo 3.
Usuario Tipo 4.

Instalaciones Independientes de GD: 0.5-20 MW
PYME´s: 0.5-10 MW
Usuarios Comerciales: 0.1-1 MW
Usuarios Residenciales: 0.02-0.05 MW

Para los cálculos de consumo de combustible se tomaron los siguientes poderes
caloríficos dependiendo del tipo de tecnología, así:
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"
Gas Natural: 1.000 BTU/kPC (≅37.259J/m3) 34
"
ACPM: 138.000 BTU/galón (≅38.46 MJ/m3) 35
"
Biomasa(Bagazo de Caña): 13.8 MJ/kg .
(13 MBTU/Ton)36
Basados en las potencias instaladas típicas definidas anteriormente, se procedió a
revisar el estado del arte y a seleccionar los equipos, de acuerdo con sus
prestaciones típicas; los resultados y equipos seleccionados se presentan en las
siguientes tablas.

34

BENITEZ, José A Msc. Apuntes de Clase Curso de Termodinámica. Bogotá D.C. Universidad de La
Salle. Facultad de Ingeniería Eléctrica. II Ciclo de 2.000.
35
SAUCEDO, JUAN V. Colombia: PIB y consumo de Energías. EN: LA REPÚBLICA. (Jueves 15 de
Agosto de 2.002). p.2B
36
HORTA NOGUEIRA, Luiz y SILVA LORA, Electo. Dendroenergia: Fundamentos e Aplicações.
Editora Interciência. P. 102. 2002.
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número de cilindros:14 en V
tensión nominal (ac):6600V
frecuencia(Hz):50-60
velocidad(rpm):720-750

fabricante:MITSUBISHI
modelo:KU-30G
Peso(Ton):56

frecuencia(Hz):50-60
velocidad(rpm): 1000-1925

fabricante:Caterpillar Inc.
modelo:3512 EUI
número de cilindros:12 en V

frecuencia(Hz):50-60
velocidad(rpm):1000-900

fabricante:Caterpillar Motoren GmbH & Co. KG
modelo:M 20
número de cilindros:6,8 ó 9 en linea

CARACTERÍSTICAS

Elaboraron: Los Autores.

DIESEL

COMBUSTIBLE

3650 Emergencia

2900 Continuos

1305 Emergencia

954 Continuos

1710 Emergencia

1020 Continuos

CAPACIDAD (kW)

Oscar Javier Mora Cano

2.844.393

948.089

1.013.231

FOB (USD)

Tabla 10. Motores Reciprocantes Diesel Seleccionados.
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10,89

9,96

10,04

CONSUMO DE COMBUSTIBLE
(gal/h)

1,2 y 3

1,2 y 3

1,2 y 3

USUARIO
OBJETIVO

Fabricante:MITSUBISHI
modelo:KU-30G
peso(Ton):56

CARACTERISTICAS

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Elaboraron: Los Autores.
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Frecuencia(Hz): 50-60
Velocidad(rpm): 750-1000

número de cilindros: 8 en Línea; 12en V

Frecuencia(Hz): 50-60
Velocidad(rpm):1500-1800
Fabricante:Waukesha Engine Division
modelo:AT27GL

número de cilindros:14 en V
# de polos:8(50Hz)-10(60Hz)
factor de potencia:0,8
tensión nominal (ac):6600V
Frecuencia(Hz):50-60
Velocidad(rpm):720-750
Fabricante:Guascor S.A.
modelo:SFGLD Series
número de cilindros: 6-8 en Línea ; 12-16
GAS NATURAL en V

COMBUSTIBLE

1167 Continuos
2458
Emergencia

0,01

3,57E-03

314 Continuos

985 Emergencia

0,03

CONSUMO DE
COMBUSTIBLE(kPC/h)

4600
Emergencia

3625 Continuos

CAPACIDAD (kW)
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1.158.112

313.395

3.537.964

FOB (USD)

Tabla 11. Motores Reciprocantes a Gas Natural Seleccionados.
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1,2 y 3

3

1,2 y 3

USUARIO
OBJETIVO

Tensión: 400-480 Vac
Eficiencia:26(+-2)%
frecuencia(Hz): 50-60
Heat Rate:
13200BTU/kWh
Combustible:Gas Natural/Diesel

Fabricante:Capstone microturbine
modelo:330

CARACTERISTICAS

CARACTERISTICAS

tipo:cogeneración
eficiencia:81%
Sistema:estacionario

Fabricante:BALLARD
modelo:PEPC
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Fabricante:FUELCELL Corp.
modelo:DFC/T

Elaboraron: Los Autores.

Gas

COMBUSTIBLE

Tabla 13. Celdas de Combustible Seleccionadas.

Elaboraron: Los Autores.

Gas/ACPM

COMBUSTIBLE

Tabla 12. Micro-Turbina Seleccionada.

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

6.004
1.5

250

CAPACIDAD (kW)

29 Continuos

CAPACIDAD (kW)

Oscar Javier Mora Cano

979.933

FOB (USD)

49.339

FOB (USD)

6,32E-06

1,71E-03

CONSUMO DE
COMBUSTIBLE(kPC/h)

7,71E-06

CONSUMO DE
COMBUSTIBLE(kPC/h)

4

3y4

USUARIO
OBJETIVO

3y4

USUARIO
OBJETIVO

CARACTERISTICAS
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modelo: MHG-200
tensión nominal (ac):220V
peso (kg):16
Q mín (lts/s):35
caída de agua (m):1.5
frcuencia:50-60 Hz

Posición: Horizontal Flujo Tangencial
Caída: 15m, Caudal 600 l/min
Fabricante: Stream Engine
Posición: Horizontal Flujo Tangencial
Caída: 30m, Caudal: 300 l/min
Fabricante: Aquair LH-100
Posición: Horizontal Flujo Tangencial
Caída: 2m, Caudal: 54 l/s

Fabricante: Stream Engine

Elaboraron: Los Autores.

AGUA

COMBUSTIBLE

Tabla 14. Instalaciones de PCH Seleccionadas.
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1

1.500

Oscar Javier Mora Cano

0,5

755

0,2

550

8.000.000

303

940

800

CAPACIDAD (kW)

4.600.000

950.000

FOB (USD)

126000

252000

630000

353

19

45

CONSUMO DE
COMBUSTIBLE(l/h)

4

4

4

1,2 Y 3

1,2 Y 3

1,2 Y 3

USUARIO
OBJETIVO

Eisenhower Miguel Martínez Roa

fabricante:MITSUBISHI
modelo:MWT-1000
diametro rotor (m):56
número de palas:3

Frecuencia(Hz):50-60
tensión nominal (ac):550V
velocidades de viento(m/s):
-arranque:3
-corte:60
altura de torre (m):60

longitud de pala (m):39
peso de pala (m):6000
velocidades de viento(m/s):
-arranque:4
-corte:25
altura de torre (m):60-100
fabricante:MITSUBISHI
modelo:MWT-600
diametro rotor (m):45
número de palas:3

fabricante:GAMESA
modelo:G80-1500
diametro rotor (m):80
número de palas:3

CARACTERISTICAS

103

1.464.056

3.525.128

FOB (USD)

Tabla 15. Instalaciones de Energía Eólica Seleccionadas.

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

No Aplica

No Aplica

CONSUMO DE COMBUSTIBLE

Oscar Javier Mora Cano

600

1500

CAPACIDAD (kW)

1,2 Y 3

1,2 Y 3

USUARIO OBJETIVO

2.400.090

104

6.500

Fabricante:ATERSA
módulos: 6 de 120 Wp
reguladores: 3 de 15 A
Baterías estacionarias: 5 de 160Ah
Inversor: 1 de 12V cd a 115V ac 300W
Varilla de Tierra: 1 Copperweld
Zona de Alta Radiación

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Fabricante:ATERSA

10.167

FOB (USD)

Fabricante: ATERSA
módulos: 10 de 120 Wp
Reguladores: 5 de 15 A
Baterías estacionarias: 5 de 160Ah
Inversor: 1 de 12V cd a 115V ac 300W
Varilla de Tierra: 1 Copperweld
Zona de Baja Radiación

CARACTERISTICAS

Tabla 16. Instalaciones Fotovoltáicas Seleccionadas.

Elaboraron: Los Autores.

frecuencia(Hz):50-60
tensión nominal (ac):550V
velocidades de viento(m/s):
-arranque:3
-corte:60
altura de torre (m):60

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

No Aplica

No Aplica

No Aplica

CONSUMO DE COMBUSTIBLE

Oscar Javier Mora Cano

2

2

CAPACIDAD (kW)

1000

4

4

USUARIO OBJETIVO

1,2 Y 3

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Elaboraron: Los Autores.

módulos: 29 de 120 Wp
reguladores: 15 de 15 A
Baterías estacionarias: 22 de 160Ah
Inversor: 1 de 12V cd a 115V ac 300W
Varilla de Tierra: 1 Copperweld
Zona de Alta Radiación
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30.500

Oscar Javier Mora Cano

10

No Aplica

3

CARACTERISTICAS

modelo:ST6L-721
Frecuencia(Hz):50-60
Heat Rate: 15400kJ/kWh
Velocidad: 33000 rpm

Eisenhower Miguel Martínez Roa
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Frecuencia(Hz):50-60
Heat Rate: 14130kJ/kWh
Velocidad: 1500-1800 rpm
Fabricante: Pratt & Whitney Power Systems.

Frecuencia(Hz):50-60
Heat Rate: 17260 kJ/kWh
Velocidad: 1500-1800 rpm
Fabricante: Mitsui Engineering & Shipbuilding Co.,
Ltd.
modelo:SB5

Fabricante:Kawasaki Heavy, Industries Ltd.
modelo:S2A-01

Elaboraron: Los Autores.

GAS

COMBUSTIBLE

Tabla 17. Turbinas Industriales a Gas Seleccionadas.
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508

1080

680

Oscar Javier Mora Cano

457.131

961.383

609.925

FOB (USD) CAPACIDAD (kW)

0,09

0,08

0,10

CONSUMO DE
COMBUSTIBLE(kPC/h)

1,2 Y 3

1,2 Y 3

1,2 Y 3

USUARIO
OBJETIVO

FOB (USD)
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Caldera de Vapor junto con Turbina
Frecuencia(Hz):50-60
13.600.500
Heat Rate: 18000kJ/kWh

CARACTERÍSTICAS

Elaboraron: Los Autores.

ORGÁNICO
SÓLIDO

COMBUSTIBLE

13.04

Oscar Javier Mora Cano

10000

CAPACIDAD (kW) CONSUMO DE COMBUSTIBLE(Ton/h)

Tabla 18. Instalacion de Generación a partir de Biomasa Seleccionada.

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

1Y2

USUARIO OBJETIVO

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

2.2 SELECCIÓN DE ALTERNATIVA ÓPTIMA.

A partir del análisis de las diferentes opciones técnicas anteriormente presentadas,
posteriormente se procedió a seleccionar la mejor alternativa desde el punto de
vista económico, con base en la siguiente fórmula, que escoge el mínimo valor
entre los costos medios de energía:

 (F.I.1 * FOB1 + Vu * AO & M1 * E1) (F.I .2 * FOB2 + Vu * AO & M2 * E2 )

,
, ...

Vu * E1
Vu * E2



AOi = Min 


, (F.I.i * FOBi + Vu * AO & Mi * Ei )



Vu * Ei
Ei = Pi *360días*24h* FP, FP = 0.9

Donde:
Alternativa Óptima
AOi=
F.I.i=
Factor de Instalación, depende del tipo de tecnología y de la región
particular*.
FOBi=
Costo FOB del equipo respectivo para el año 2.003 (US $)
Vu=
Vida útil del equipo.
AO&Mi = Costos de AO&M de la alternativa correspondiente para el año 2.003,
incluyen el Combustible requerido (US $/kWh/año)**
Ei=
Energía Producida en un año (kWh)
FP=
Factor de Planta, se asumió como 0.9 para todas las alternativas.
Tomando entonces, la anterior formulación se pudo escoger la alternativa óptima,
según el tipo de tecnología, y por último se escogió la mejor de todas. Los
resultados se presentan en la siguiente tabla:

*

Ver numeral 5.
Ver numeral 6.

**

Eisenhower Miguel Martínez Roa
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FOB(USD)

Eisenhower Miguel Martínez Roa

Elaboraron: Los Autores.

Motores Diesel
$1.013.231
Motores a Gas
$1.158.112
Microturbinas
$49.339
Celdas de Combustible $979.933
PCH
$950.000
Eólica
$2.400.090
Solar
$30.500
Turbinas Industriales
$961.383
Biomasa
$13.600.500

TECNOLOGÍA

109

1,02
1,17
2,90E-02
2,50E-01
0,8
1
1,00E-02
1,08
10

(MW)

POTENCIA INSTALADA

2,06
2,06
2,04
2,01
2,21
2,14
2,07
2,11
2,18

R1

2,02
2,02
2,01
1,99
2,17
2,10
2,09
2,11
2,18

R2

R5

2,03 2,05
2,03 2,05
2,04 2,03
2,02 2,00
2,18 2,20
2,11 2,13
2,03 2,13
2,12 2,14
2,18 2,18

R4

2,03
2,03
2,05
2,03
2,19
2,12
2,07
2,13
2,18

R6

2,04
2,04
2,05
2,04
2,19
2,13
2,08
2,13
2,18

R7

Oscar Javier Mora Cano

2,05
2,05
2,03
2,00
2,20
2,13
2,11
2,14
2,18

R3

2,04
2,04
2,05
2,03
2,19
2,12
2,11
2,13
2,18

R8

FACTOR DE INSTALACIÓN POR REGIÓN

Tabla 19. Alternativas Óptimas Seleccionadas por Tecnología.

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

2,03
2,03
2,04
2,03
2,18
2,11
2,16
2,12
2,18

R9

0,053
0,044
0,055
0,118
0,056
0,053
0,093
0,043
0,047

(USD/kWh)

COSTO MEDIO DE ENERGÍA

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

Para las alternativas mostradas anteriormente se utilizó el mismo criterio de
búsqueda de la mejor opción desde el punto de vista económico, dando como
resultado la opción representada por las Turbinas Industriales a Gas, cuyas
características de desempeño económico principales se resaltaron en amarillo. Esta
afirmación se cumple en las ZI donde se entiende que se encuentra el mayor
potencial energético, pero el tratamiento a dar en las ZNI depende de las
restricciones en cuanto a disponibilidad y/o existencia de dichos recursos, según lo
cual con base en el costo medio de energía se puede(n) encontrar la(s)
posibilidades de abastecimiento eléctrico para éstas áreas en particular, entre las
que se encuentran, entre otras: Motores Diesel, PCH´s y Biomasa.
Como se ha mencionado, las etapas anteriores de selección de alternativas, dieron
como resultado final, la escogencia de turbinas a gas como método óptimo
económico, para realizar prácticas de GD en el País, los resultados obtenidos para
las diferentes regiones se presentan en los Anexos. Cabe anotar que dicha opción,
al igual que cualquier otra, presenta modificaciones en sus rendimientos técnicos
debido a las condiciones particulares del sitio de Instalación, tales como son:
Temperatura Ambiente, Altura Sobre el Nivel del Mar y Humedad Relativa, entre
otras, es por ello que se deben hacer las correcciones correspondientes, las cuales se
presentan en los siguientes numerales. Se resalta, que se seleccionó como sitio de
instalación las ciudades capitales de mayor tamaño dentro de la región específica,
y sus condiciones ambientales fueron la base de dichas correcciones.

2.2.1

Variación de la Potencia respecto a la Temperatura Ambiente.

Como dicen Garavito y Rodríguez37 “La potencia de una turbina de gas se ve
afectada por la temperatura ambiente del sitio de instalación...”. Teniendo en
cuenta que el efecto de la temperatura ambiente es inversamente proporcional al
desempeño de la turbina, se decidió modelar el comportamiento de las turbinas
mediante una curva de tendencia, la cual presenta la variación de la potencia
respecto a la temperatura de entrada al compresor.

37

GARAVITO A., Caleb y RODRIGUEZ P., Edwin. Estudio Preliminar de Viabilidad de un Sistema de
Cogeneración con Turbinas a Gas en la Industria Cervecera. Bogotá D.C., 2.001. p.55. Trabajo de Grado
(Ingeniero Electricista). Universidad de La Salle. Facultad de Ingeniería Eléctrica.
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Figura 32. Variación de la Potencia con la Temperatura para Turbinas a Gas.

Fuente: Estudio Preliminar de Viabilidad de un Sistema de Cogeneración con
Turbinas a Gas en la Industria Cervecera. Garavito A., Caleb y Rodriguez P.,
Edwin.

2.2.2

Variación de la Potencia Respecto a la Altitud.

Debido a la disminución en la densidad del aire, como consecuencia de un
aumento en la altura de instalación, respecto a la de diseño, se presenta una
reducción en las ofrecimientos de refrigeración del sitio, lo cual implica que el
ambiente no sería capaz de disipar la totalidad del calor producido por una
máquina a plena potencia, al igual que por el menor contenido de oxígeno del
mismo, se presentan un deterioro en los valores de eficiencia térmica del ciclo; es
por ello que ésta se deberá disminuir en aras de mantener la seguridad y
durabilidad de los equipos.
La curva utilizada como referencia38 para éste cálculo se presenta a continuación.

38

GARAVITO A., Caleb y RODRIGUEZ P., Edwin. Estudio Preliminar de Viabilidad de un Sistema de
Cogeneración con Turbinas a Gas en la Industria Cervecera. Bogotá D.C., 2.001. p.56. Trabajo de Grado
(Ingeniero Electricista). Universidad de La Salle. Facultad de Ingeniería Eléctrica.
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Figura 33. Variación de la Potencia con la Altura para Turbinas a Gas.

Fuente: Estudio Preliminar de Viabilidad de un Sistema de Cogeneración con
Turbinas a Gas en la Industria Cervecera. Garavito A., Caleb y Rodriguez P.,
Edwin.
2.2.3

Variación de la Potencia Respecto a la Humedad.

La presencia de mayores niveles de humedad, representa efectos mínimos en el
rendimiento de una Turbina a Gas, pero la curva utilizada para calcular dicho
efecto se presenta en siguiente figura39.

39

Ibíd. p. 56.
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Figura 34. Variación de la Potencia con la Humedad para Turbinas a Gas.

Fuente: Estudio Preliminar de Viabilidad de un Sistema de Cogeneración con
Turbinas a Gas en la Industria Cervecera. Garavito A., Caleb y Rodriguez P.,
Edwin.
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3

ANÁLISIS FINANCIERO

En esta etapa del trabajo, se procedió a evaluar la viabilidad financiera de un
proyecto de GD con base en Turbinas a Gas dentro de las ZI, ubicado en sitios
cercanos a la demanda y/o interconectados con el sistema eléctrico local o al STN
directamente, con el fin de reducir las restricciones técnicas del mismo. Es preciso
anotar que esta práctica, ocasiona en principio, una serie de beneficios al sistema
eléctrico en general, consistentes básicamente en una reducción de algunos de los
costos inherentes a la prestación del servicio eléctrico mediante el esquema
tradicional, además de los ingresos que recibiría el operador como remuneración
directa por su producción. Igualmente que en los beneficios al sistema no se
tuvieron en cuenta los efectos ambientales, representados primordialmente en la
disminución de emisiones atmosféricas.

3.1

SUPUESTOS BÁSICOS DEL ESTUDIO

Para la evaluación financiera y las recomendaciones regulatorias correspondientes
al presente trabajo, se plantearon los siguientes supuestos:
! La evaluación Financiera se trabajó en Pesos Colombianos Constantes de Julio
de 2002, los costos en dólares fueron tratados con la Tasa Representativa
Correspondiente.
! En el tratamiento del flujo de fondos y para obtener el Costo Anual Equivalente
respectivo, todas las alternativas de GD, se proyectaron a la vida útil respectiva
con el fin de hacerlas comparables.
! En principio se tomó como tasa de interés el 9 por ciento por ser la tasa con que
se remuneran las expansiones en Líneas de Transmisión en el País, que
básicamente era la alternativa de comparación y posteriormente se realizó un
análisis de sensibilidad con una tasa del 12 por ciento.
! Para los costos de gas natural se tomó como base las proyecciones de la UPME
a 20 años, enlazadas con las proyecciones elaboradas a partir de las cifras de
Tasa de cambio históricas del Banco de la República.
! En la valoración de los costos de materia orgánica combustible, se tomó un
equivalente con los precios del Carbón en la Región Correspondiente.
! Se valoraron los costos del agua, a un costo de oportunidad equivalente al costo
de la energía en Bolsa.
Eisenhower Miguel Martínez Roa

113

Oscar Javier Mora Cano

Facultad de Ingeniería Eléctrica
UNIVERSIDAD DE LA SALLE

! Los Costos de Instalación se trabajaron con una metodología que consiste en un
Factor de Instalación del costo FOB (Free On Board), que es función del tipo de
tecnología empleada y de la ubicación geográfica relativa a la zona de
instalación correspondiente.
! Para los Costos de Administración, Operación y Mantenimiento AO&M, se
empleó una metodología que las divide en dos categorías, una de Costos Fijos,
asociados con los de Administración, repuestos y Mantenimiento; y otra de
Costos Variables, que incluye los costos del combustible necesarios para la
operación de la planta de GD.

3.2

COMPORTAMIENTO DEL SIN Y MANEJO DEL MERCADO DE
ELECTRICIDAD EN COLOMBIA.

En primer lugar se tiene que el Sistema Eléctrico Nacional y las variables
principales que definen su comportamiento como son Generación, Demanda, y
Precios de Electricidad dependen en gran medida de fenómenos climáticos, lo que
hace que tenga un comportamiento estacional; consideración esta que supone un
efecto en la magnitud y dirección de las transferencias de potencia entre las
diferentes regiones del País, necesarias para garantizar niveles suficientes de
confiabilidad y seguridad, buscando siempre la alternativa de mínimo costo para
el suministro de electricidad a los usuarios finales. Es por ello que en éste estudio
se definieron básicamente dos temporadas que son: Verano o Temporada Seca, e
Invierno o Temporada Húmeda, correspondientes a los periodos del año de
Diciembre a Abril y Mayo a Noviembre, respectivamente.
En segundo lugar y como consecuencia de la reglamentación vigente se tiene que
en principio, las centrales de GD participarían en el Mercado Mayorista de
Electricidad, en el cual existen tres opciones de abastecimiento energético: Una es
accediendo al despacho central ofertando en la Bolsa de Energía en caso de
racionamiento programado; otra, negociando el precio de su producción
directamente al precio de Bolsa correspondiente a la hora respectiva (Sin participar
en ella directamente); y la última es pactando contratos a largo plazo con
comercializadores que atiendan usuarios no regulados.
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3.2.1

Áreas Operativas, Zonas Globales y Escenarios de Despacho.

En este trabajo se tomó como referencia la clasificación en nueve Áreas Operativas
de la metodología de planeamiento plasmada en el estudio de Muñóz y López40, la
cual también se asumió para el Análisis Financiero, así:
•
•
•
•
•
•
•
•
•

Área 1:
Área 2:
Área 3:
Área 4:
Área 5:
Área 6:
Área 7:
Área 8:
Área 9:

Bogotá y Oriente
Antioquia, Chocó, ISA
Valle del Cauca, EPSA
Costa Atlántica
Empresas Públicas de Medellín, EEPPM
Nordeste
Centrales Hidroeléctricas de Caldas, CHEC
Tolima, Huila
Nariño, CEDELCA, CEDENAR.

Igualmente se decidió regionalizar el País, para la cuantificación de los beneficios
por confiabilidad, en las cinco Zonas Globales planteadas por ISA, en sus informes
mensuales de restricciones y conformadas por las siguientes Áreas Operativas.
"
"
"
"
"
"

Zona “Centro Occidente”: Área 1
Zona “Antioquia”: Áreas 2 y 7
Zona “Oriente Antioqueño”: Área 5
Zona “Caribe”: Área 4
Zona “Nordeste”: Área 6
Zona “Sur Occidente”: Áreas 2, 8 y 9.

En la gráfica que aparece a continuación, se puede apreciar el estado de la red del
mes de abril de 2002, registrado en el informe de restricciones de ISA respectivo:

40

MUÑÓZ S., Andrea y LÓPEZ G., Juan Manuel. Análisis Técnico-Económico de Confiabilidad en el
Sistema de Transmisión Nacional por Métodos Probabilísticos. Bogotá D.C., 2.001. Trabajo de Grado
(Ingeniero Electricista). Universidad de La Salle. Facultad de Ingeniería Eléctrica. pp. 18-25.
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Figura 35. Estado Actual de la Red de Transmisión, Abril de 2.002

Estado ACTUAL de la Red
Capacidad efectiva real 13106 MW
Disponibilidad prom/mes. 11908 MW
Demanda Máx 7482 MW
Total atrapados 3374 MW (45% Dda Máx)

Caribe

329 MW
2147 MW

17 MW
774 MW

1625 MW
ATRAPADOS
1403 MW

Antioquia

530 MW

736 MW

300 MW
400 MW

Nordeste

400 MW

1236 MW
380 MW

500 MW

2171 MW

Oriente
Antioqueño
745 MW

Centro
Oriente

ATRAPADOS 1738 MW

Sur
Occidente

3027 MW

1690 MW
544 MW

259 MW
1932 MW

1800 MW

ATRAPADOS 1336 MW

Actualizado abril 18/2002

Fuente: Informe Mensual de Restricciones, Abril de 2002.

En la gráfica anterior se puede observar, los cambios tan drásticos que se pueden
presentar en la red nacional, como consecuencia de actos terroristas y de falla de
equipos que en este caso, representa el aislamiento de algunas plantas al despacho
central y que para el mes de Abril totalizó cerca de 3400 MW, cifra que se ubica
casi en el 50 por ciento del pico de demanda nacional, obligando a despachos
forzados de otras unidades de generación y racionamientos de carga.
Para el desarrollo del presente trabajo, como se mencionó anteriormente, no se
tuvieron en cuenta las condiciones anormales de funcionamiento del Sistema
emanadas de Fallas Técnicas y Condiciones Anormales de Orden Público CAOP,
por ende sólo se asumieron los datos de indisponibilidad programada de equipos.
Frente a ésto se tomaron las condiciones de despacho consignadas en el estudio de
Muñóz y López41, las cuales se presentan en forma gráfica y con base en éstos, se
encontró la dirección más probable de las transferencias de potencia entre las
diferentes Zonas.

41

Ibid. Anexo E.
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Figura 36. Flujo de Carga, Despacho de Invierno.
ESCENARIO INVIERNO
Costa
Atlantica

329 MW
2147 MW

Nordeste

1559 MW

17 MW

1690 MW

Antioquia,
Choco

774 MW
717 MW

264 MW

2236 MW

977 MW

EEPPM

806 MW

Bogota y
Oriente

CHEC
209 MW
3027 MW

51 MW

259 MW
1900 MW

859 MW
497 MW

Valle

761 MW
548 MW

CEDELCACEDENAR

62 MW
216 MW

Tol.-Huila

284 MW

Fuente:
Análisis Técnico-Económico de Confiabilidad en el Sistema de
Transmisión Nacional por Métodos Probabilísticos. Muñóz Andrea y López Juan
Manuel.
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Figura 37. Flujo de Carga, Despacho de Verano.
ESCENARIO VERANO
Costa
Atlantica

329 MW
2147 MW

Nordeste

1530 MW

Antioquia,
Choco

17 MW

1690 MW

774 MW
730 MW

265 MW

2236 MW

993 MW

EEPPM

806 MW

Bogota y
Oriente

CHEC
209 MW
3027 MW

51 MW

259 MW
1917 MW

859 MW
497 MW
774 MW

Valle
548 MW

CEDELCACEDENAR

62 MW
219 MW

Tol.-Huila

334 MW

Fuente: Análisis Técnico-Económico de Confiabilidad en el Sistema de Transmisión
Nacional por Métodos Probabilísticos. Muñóz Andrea y López Juan Manuel.

3.2.2

Tratamiento del Comportamiento del Precio final de Energía en Bolsa.

En principio se podría decir que los fenómenos que definen el precio en Bolsa,
tienen un comportamiento prácticamente aleatorio, gracias a las cambientes y en
algunos casos, casi impredecibles, estados de las variables que rigen su
comportamiento (Clima, Condiciones de Orden Público, Topología de las redes,
disponibilidad de equipos, nivel de los embalses, entre otros), lo que hace que el
precio final presente variaciones fuertes, al punto que se habla de la alta volatilidad
del mismo. Es por ello que se construyó un modelo de distribución normal de
probabilidad del precio en Bolsa, con base en las series de precios diarios
correspondientes al año 2.001. La siguiente figura ilustra dicho comportamiento y
corrobora el enunciado anterior.
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Figura 38. Comportamiento del Precio en la Bolsa de Energía Año 2.001.
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120,00
Precio Mensual
Marginal Promedio

100,00

$/kWh

80,00
Precio Mensual
Marginal Máxmo

60,00
40,00

Precio Mensual
Marginal Mínimo

20,00

En
e
Fe ro
br
er
M o
ar
zo
Ab
ri
M l
ay
o
Ju
ni
o
Ju
l
A io
Se go
pt sto
ie
m
O bre
c
N tub
ov
ie re
D mb
ic
ie re
m
br
e

0,00

Mes

Fuente: ISA, Informes Empresariales 2.001
Elaboraron: Los Autores.

Teniendo como base las series de precios diarios de energía, registrados en los
Informes Empresariales de ISA, del año anterior, se halló el valor promedio (52.55
$/kWh), así como la desviación estándar (17.569) necesarios para la construcción
del modelo de distribución normal de probabilidad. En el siguiente cuadro se
registran los resultados en forma de la curva de probabilidad de excedencia del
precio en bolsa para el año 2.001.
Para la valoración o definición de escenarios se tomó los valores pico superior, e
inferior (5 y 95 por ciento de probabilidad de excedencia respectivamente) y el
valor medio (50 por ciento de probabilidad de excedencia), los cuales se aprecian
en la siguiente gráfica:
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Figura 39. Curva de Probabilidad de Excedencia del Precio en la Bolsa.
Curva de Magnitud de Precio en Bolsa 2,001
200
180
160

$/kWh

140
120
100
80
60
40
20
0
0

0

0

0

0,02 0,03 0,1 0,25 0,45 0,56 0,67 0,77 0,85 0,86 0,87 0,97

Probabilidad de Excedencia
(Calculada sobre la totalidad de días al año)

Fuente: ISA, Informes Empresariales 2.001
Elaboraron: Los Autores.

3.2.3

Tratamiento del Costo Final de la Energía en Contratos a Largo Plazo.

Dado que el objeto de los contratos a largo plazo es definir unas tarifas de
suministro eléctrico, constantes horariamente, se puede apreciar que tienen un
comportamiento en general de éste tipo, es por ello que para éste análisis se tomó
el valor promedio de los mismos, como valor representativo de ésta opción de
abastecimiento, el cual fué de 53.34 $/kWh, para el año 2.001, según ISA42.

3.2.4

Tratamiento del Costo de las Restricciones.

Con base en los informes de seguimiento mensual de las restricciones que presenta
ISA (Enero-Junio de 2.002), se obtuvo los sobrecostos producidos por los
requerimientos técnicos y regulatorios que plantean participaciones forzosas de
algunos Agentes Generadores, al margen del despacho ideal, para garantizar
42

ISA. Informe del Mercado de Energía Mayorista. Informen Ejecutivo. P.1. 2.001
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condiciones mínimas de seguridad, calidad y confiabilidad en el suministro
eléctrico. Al igual que con el precio de la energía en la Bolsa, el costo de las
restricciones depende de variables casi siempre aleatorias, de carácter impredecible
como situaciones de Orden Público (Actos terroristas) y Climáticas, entre otras. En
la siguiente gráfica se aprecia el comportamiento de las restricciones durante el año
2.001.

Figura 40. Comportamiento del Costo de las Restricciones, Año 2.001.

35,00
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Fuente: Informes de Restricciones(Enero-Julio de 2.002), ISA
Elaboraron: Los Autores.

Basados en la serie de datos anteriores, se procedió a modelar el comportamiento
del costo de las restricciones con base en un modelo de Distribución Normal de
Probabilidad, con lo cual se obtuvo que el valor promedio era de 10.64 $/kWh, con
una desviación estándar correspondiente era de 7.515. Finalmente se construyó
una curva que muestra la probabilidad de excedencia que tienen las distintas
magnitudes de costos de las restricciones y se muestra a continuación.
Al igual que con el precio en la bolsa, se tomaron los valores pico superior, e
inferior (5 y 95 por ciento de probabilidad de excedencia respectivamente) y el
valor medio (50 por ciento de probabilidad de excedencia), en lo concerniente con
la valoración o definición de escenarios lo cual se aprecia en la siguiente gráfica:
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Figura 41. Curva de Probabilidad de Excedencia del Costo de las Restricciones
Curva de Magnitud de Costo de las Restricciones
2,001
45
40
35

$/kWh

30
25
20
15
10
5
0

0

0

0

0,03 0,05 0,08 0,13 0,16 0,2 0,24 0,28 0,33 0,38 0,43 0,48 0,53

Probabilidad de Excedencia

Fuente: Informes Mensuales de Restricciones, ISA (Enero-Julio 2.002)
Elaboró: Los Autores.

3.2.5

Tratamiento de los Cargos por Uso del STN.

De la misma manera que con el costo de las restricciones, ISA en sus informes
mensuales presenta los datos referentes a los cargos por Uso del STN, los cuales en
general presentan un comportamiento casi homogéneo, por lo que se seleccionó el
valor promedio, como dato representativo del valor de los mismos, cuyo valor
para 2.001, fue de 15.45 $/kWh.

3.3 ESCENARIOS DE PLANEACIÓN PROPUESTOS.

Para el Análisis Financiero incluido en el presente estudio, se tomó como base la
metodología de tratamiento de los costos de la energía en Bolsa, en Contratos a
largo plazo de Costo de las Restricciones y de los Cargos por uso del STN, se
crearon tres escenarios de planeación, a saber:
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#

Escenario Bajo: Supone un costo de Energía en Bolsa con un 95 por
ciento de Probabilidad de Ser Superado, así como un costo de
restricciones con un 95 por ciento de Probabilidad de Ser Superado. Este
Escenario asume que los costos de Operación equivalen una vez (1) el
costo del combustible.

#

Escenario Medio: Con un costo de Energía en Bolsa y de Restricciones
con un 50 por ciento de Probabilidad de Ser Superado. De igual forma,
se asumirá el costo del combustible como uno punto cinco veces (1.5), el
costo del combustible en el escenario bajo.

#

Escenario Alto: Incluye una condición con un precio de Bolsa con un 5
por ciento de Probabilidad de Ser Superado, y un costo de restricciones
con un 5 por ciento de Probabilidad de Ser Superado. Para éste
escenario se tomará como costo de operación el correspondiente a dos
veces (2), el costo del escenario bajo.

Los tres escenarios se construyeron teniendo en cuenta las proyecciones de
demanda de la UPME43 en su escenario Bajo, y asumen los valores promedio de
Precio de Contratos y de Cargos por Uso.
Como se puede apreciar, de acuerdo con la metodología expuesta, existen tres
variables dependientes del escenario particular que son: Precio de la energía en
bolsa, Costo de las restricciones y Costo del Combustible, por lo cual se
construyeron tres casos de referencia, en los cuales se puede inferir la influencia
relativa de cada una de dichas variables en la relación B/C particular de la
siguiente manera:
Caso Base 1: En él se considera el Costo de las restricciones en un valor promedio,
así mismo el combustible se asume como constante, con ello en cada escenario
únicamente varía el Precio de la Energía en Bolsa.
Caso Base 2: En éste caso se considera el Precio de la Energía en Bolsa en un valor
promedio, así mismo el combustible se asume constante, con ello en cada escenario
únicamente varía el Costo de las Restricciones.
Caso Base 3: Este último considera el Precio de la Energía en Bolsa y el Costo de
las restricciones en un valor promedio, con ello en cada escenario únicamente varía
el Costo del Combustible.
43
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Igualmente y de acuerdo con la reglamentación vigente44, existen dentro del
Mercado Mayorista, que es al que en principio podrían acceder instalaciones de
GD, dos opciones de suministro energético: Una es comprar la electricidad a precio
de bolsa y otra, por medio de contratos preestablecidos CLP (Contratos a Largo
Plazo). Del anterior enunciado se puede extractar el hecho de la capacidad que
brinda el Mercado de Energía actual de administrar y manejar el nivel de riesgo a
la volatilidad del precio en bolsa. En este proyecto se tomaron tres alternativas de
manejo de riesgo así:
Alternativa 1: El 80 por ciento de la energía comprada mediante CLP, y 20 por
ciento en Bolsa.
Alternativa 2: Un 60 por ciento de las compras mediante CLP, y el 40 por ciento
en Bolsa.
Alternativa 3: Energía en contratos 50 por ciento y en Bolsa 50 por ciento.
El comportamiento financiero de la alternativa de GD elegida, se analizará con
base en las tres Alternativas de Riesgo propuestas, en cada uno de los Casos Base
planteados.

3.4 METODOLOGÍA DE DETERMINACIÓN DE BENEFICIOS DE GD.

En la cuantificación de los beneficios obtenidos por la entrada en el mercado de
Agentes, con instalaciones de Generación Distribuida, se clasificaron en dos
categorías: 1) Los Beneficios ofrecidos al Sistema en General y 2) Los percibidos
por el operador derivados directamente de la actividad comercial de producción
de electricidad, según la normatividad vigente; los valores de precios de Energía
en Bolsa, en contratos, de Costo de Restricciones y de Cargos por Uso del STN, se
corrigieron mediante el factor de IPP proyectados, correspondientes a Julio de
2.002.

3.4.1

Beneficios al STN.

Para la estimación de beneficios a lo largo de la vida útil de instalaciones de GD
(asumida como 10años para Turbinas a Gas) al sistema eléctrico nacional por
contar con fuentes de energía cercanas a la demanda, se tuvieron en cuenta las
siguientes consideraciones:
44
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•

•
•

La remuneración de este tipo de plantas se hace con base en el costo
marginal del sistema en la hora correspondiente, por ello existe una
diferencia respecto al esquema centralizado tradicional, debido a que para
suministrar la misma energía mediante este sistema, una parte se compra a
precio de Bolsa y otra por medio de contratos preestablecidos CLP de
acuerdo con el nivel de riesgo deseado a la volatilidad del precio en bolsa,
plasmado en las tres Alternativas antes enunciadas.
El poder contar con fuentes de energía distribuida hace que dicha energía
no ocasione sobrecostos por restricciones para su suministro.
Como dicha energía es suministrada en un sitio cercano a la demanda sus
pérdidas se asumen como despreciables, por lo menos en niveles de
transmisión se refiere, toda vez que ésta es la esencia del presente estudio.
Es conveniente mencionar el hecho que plantea la práctica de la GD, ya que
ésta implica que para abastecer las necesidades de electricidad de un
usuario, dentro de una región específica, no requerirá de transferencias de
potencia entre distintas regiones, hecho que sin lugar a dudas, aumentaría la
capacidad de transporte de las instalaciones existentes, sin necesidad de
nuevas expansiones y redundará en un aumento en el nivel de confiabilidad
para el usuario final.

3.4.1.1

Cuantificación de Beneficios al STN.

En primer lugar se tiene que la reglamentación vigente considera el costo unitario
de la energía que paga el consumidor final por mediante la utilización de la
siguiente fórmula:

CU =

G +T
+ D + C + O [$ / kWh ]
1 − Pr

Con:
Cu= Costo unitario de Energía Despachada
G= Costos de Generación de Energía
T= Costos por Transmisión
Pr= Factor de pérdidas reconocido, en el nivel de tensión establecido
D= Cargos por Distribución
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C= Cargos por Comercialización
O= Cargos por otros conceptos.
Basados en ello se utilizó la fórmula anterior para cuantificar los beneficios
obtenidos por los ahorros en los términos G, O, T y en cuanto al término PR , dado
que éste proyecto tiene como finalidad evaluar los efectos al STN, se eligió un
coeficiente de pérdidas del 2%, que es el nivel al que se encuentran más cercanos
los estimativos de pérdidas en el mismo45. Estos postulados se pueden apreciar
mediante la siguiente formulación:
CU 1 =

G1 + T
+ D + C + O1 [$ / kWh ]
1 − Pr

CU 2 =

G2
+ D + C + O2 [$ / kWh ]
1 − ∆PrT

Con:
Cu1= Costo unitario de Energía Despachada mediante el esquema Tradicional
Cu2= Costo unitario de Energía Despachada mediante GD
G1= Costos de Generación de Energía esquema tradicional
G2= Costos de Generación de Energía GD
T= Costos por Transmisión
Pr= Factor de pérdidas reconocido, en el nivel de tensión establecido (14.75%)
PrT Factor de pérdidas en el nivel de Transmisión (2%)
D= Cargos por Distribución
C= Cargos por Comercialización
O1= Cargos por otros conceptos esquema Tradicional
O2= Cargos por otros conceptos GD.

Con esto se puede decir que los beneficios en principio se encuentran dados por
la siguiente ecuación:

45
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B = CU 1 − CU 2 [$]

B = ∆G + ∆T + ∆O + ∆P[$]
∆G = (G1 − G2 )t
G1 = W1PB + W2 PC
G2 = PB
∆T = U (GD t )
∆O = GD t PR
∆P = 2% (GD t )
Con:
B= Beneficios obtenidos por contar con fuentes distribuidas
P= Beneficios por reducción de pérdidas globales
Cu1= Costo unitario de Energía Despachada mediante el esquema Tradicional
Cu2= Costo unitario de Energía Despachada mediante GD
G1= Costo de Energía mediante el esquema convencional
G2= Costo de Energía a partir de fuentes distribuidas
U= Cargos por uso del STN
PB= Precio de Energía en Bolsa*
PC= Precio de Energía en Contratos
W1= Peso porcentual de la Energía en Bolsa en el costo de generación**
W2= Peso porcentual de la Energía comprada con contratos en el costo de
generación***
GD= Capacidad instalada en fuentes distribuidas
t = Tiempo de Operación de GD
PR= Costo de las restricciones.
Es conveniente en la estimación de beneficios de GD considerar la reducción en las
pérdidas reales del STN que se tiene por contar con ella en cada región establecida,
ya que se hace evidente su relación directamente proporcional con la magnitud
cuadrática de la corriente, y esto afectará considerablemente los beneficios en
*

Este costo tendrá en cuenta los escenarios planteados
De acuerdo con las alternativas de manejo de riesgo propuestas
***
De acuerdo con las alternativas de manejo de riesgo propuestas
**
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reducción de Pérdidas (∆P) y en Restricciones (∆O), de los cuales se habla con más
detalle en los siguientes títulos.

Reducción de Pérdidas (∆P)

Basados en las curvas de carga del STN46 para 2.001, se tiene la siguiente gráfica
que presenta la Curva de Duración de Carga, para las temporadas de Verano
(Seca) e Invierno (Húmeda) del mismo periodo:

Figura 42. Curva de Duración de Carga Verano 2.001
CURVA DE DURACIÓN DE CARGA
VERANO DE 2.001

Carga(MW)

10000
8000
6000

VERANO

4000
2000
1

0,98

0,97

0,9

0,72

0,61

0,45

0

0
Probabilidad de Excedencia

Fuente: Informes Empresariales ISA 2.001
Elaboraron: Los Autores.

46

ISA. Informes Empresariales ISA. 2.001.
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Figura 43. Curva de Duración de Carga Invierno 2.001
CURVA DE DURACIÓN DE CARGA
INVIERNO DE 2.001
10000
Carga(MW)

8000
INVIERNO
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4000

1

0,98

0,97

0,9

0,71

0,59

0,43

0

0

2000

Probabilidad de Excedencia

Fuente: Informes Empresariales ISA 2.001
Elaboraron: Los Autores.

Tomando las gráficas anteriores se proponen tres periodos de carga así:
- Alta Carga: Valores de potencia mayores al valor con 5 por ciento de
Probabilidad de Ser Excedida.
- Media Carga: Potencias mayores que el valor con 50 por ciento de Probabilidad
de Ser Excedida y menores o iguales que el de 95 por ciento de Probabilidad de
Ser Excedida.
- Baja Carga: Rango de potencias menores o iguales que el valor con 95 por ciento
de Probabilidad de Ser Excedida.
Posteriormente se procedió a evaluar las pérdidas en los tres periodos de carga que
básicamente corresponden al 2% mencionado por la UPME47, y se puede observar
la relación de proporcionalidad que existe entre éstas y la magnitud cuadrática de
la corriente en las siguientes relaciones:

47
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P1 α I 12
P 2 α I 22
I α G
P2

 G − G
=  1
G1


2

D


 P1


Con:
P1= Pérdidas en el STN sin GD, en región, temporada y hora específicos
P2= Pérdidas en el STN con GD, en región, temporada y hora específicos
I = Corriente
G =Potencia
G1= Demanda en la región, temporada y hora específicos
G2= Potencia Instalada de GD en la región determinada.
Con este cálculo se tiene que los beneficios totales por reducción de pérdidas están
dados por:
 1 
t + (P1 − P2 )t
∆P = GD
 1 − PrT 
Con:
GD= Capacidad Instalada en Fuentes Distribuidas
t = Tiempo de Operación de GD
PrT = Factor de pérdidas en el nivel de Transmisión (2%)
P1= Pérdidas en el STN sin GD
P2= Pérdidas en el STN con GD.
Este cálculo se realizó para cada uno de los tres periodos de carga y se obtuvo el
ahorro diario, mensual, por temporada y por año para cada región según el
escenario y alternativa de manejo de riesgo a la volatilidad del precio en bolsa
correspondiente.

Reducción de Costos por Restricciones (∆O)

En la estimación de los ahorros por concepto de restricciones eléctricas, se usó una
metodología similar a la empleada en el punto anterior con la salvedad que la
disminución en pérdidas en este caso, se cubren con generación “fuera de mérito”,
por fuera del esquema anterior por consiguiente se valorarán con el costo de
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restricciones (Pr) correspondiente al escenario de proyección particular. En este
caso se obtuvo estos valores con las generaciones de seguridad en cada región48
con y sin GD, para la magnitud de carga (Alta, Media o Baja), y en la temporada
respectiva.
Se puede concluir que los ahorros en restricciones están contenidos en la siguiente
expresión:
∆O = [GD t + (S P1 − S P 2 ) t ]PR
 1

S P1 = GD
− 1
 1 − PrT

2

SP 2

 S − GD 
 S P1
=  1
 S1 

Con:
∆O = Ahorro en Restricciones
GD = Potencia Instalada en Fuentes Distribuidas
t = Tiempo de Operación de GD
SP1 = Generación de seguridad extra por pérdidas sin GD
SP2 = Generación de seguridad extra por pérdidas con GD
S1 = Generación de Seguridad en la región, temporada y hora correspondiente.
PrT = Factor de pérdidas en el nivel de Transmisión (2%)

Beneficios en Confiabilidad

La importancia de cuantificar los efectos en confiabilidad que confiere el hecho de
contar con GD en lugares cercanos a la demanda de energía, se justifica desde la
misma esencia de la problemática, que depende inherentemente de las
fragmentadas condiciones geográficas relativas a los sistemas eléctricos49. Lo
anterior debido a que la demanda que es atendida mediante GD, no se verá
sometida a la probabilidad de falla que tienen las líneas de transmisión, encargadas
de suministrar la estabilidad necesaria y seguridad a las transferencias de potencia
entre las diferentes regiones tal como se aprecia en la siguiente gráfica:

48

MUÑOZ S., Andrea y LOPEZ G., Juan Manuel. Análisis de Confiabilidad del Sistema de Transmisión
Nacional por Métodos Probabilísticos. Bogotá D.C., 2.001. Trabajo de Grado (Ingeniero Electricista).
Universidad de La Salle. Facultad de Ingeniería Eléctrica. Anexo G.
49
ARTHUR D. LITTLE INC. Reliability and Distributed Generation. 2.000. p. iv
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Figura 44. Confiabilidad con GD, con una línea de interconexión

SIN GD
Linea A-B
ZONA A

ZONA B
λ , D1

VERP=(1-PF)(D1)

CON GD
Linea A-B
ZONA A

ZONA B
λ, D2

GD
VERP=(1-λ)(D2), D2=D1-GD

Elaboraron: Los Autores.

En la gráfica anterior se aprecia una condición de transferencia de carga entre las
zonas A y B, mediante una línea de transporte de energía, utilizando el modelo de
Markov de dos estados, la cual, en condiciones normales tiene una probabilidad de
falla λ y que en caso de fallar ocasiona un racionamiento o déficit de carga D1, en la
región B. Esta gráfica ilustra el hecho que al producirse esta falla no tendrá que
racionarse la potencia estimada en un principio, sino que ésta se verá reducida en
la magnitud de la GD instalada en dicha región, de esta forma la confiabilidad fue
evaluada como el VERP con GD en el tiempo de apertura de la línea en cuestión, el
cual fue valorado con el CRO en el escalón correspondiente a la reglamentación
vigente.
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En caso de tener varias líneas de transporte que sirven de interconexión entre dos
áreas, se tiene como ejemplo el siguiente gráfico que ilustra este caso, que es el que
generalmente se presenta en el STN:

Figura 45. Confiabilidad con GD, con varias líneas de interconexión.

SIN GD

Línea 1 A-B
λ1, D1

ZONA A

ZONA B

Línea 2 A-B
λ2, D2

CON GD

Línea 1 A-B
λ1, D’1
ZONA B

ZONA A

GD
Línea 2 A-B
λ2, D’2

VERP= (1-λ1)(D’1) + (1-λ2)(D’2) + (1-λ1λ2)(D’’),

con:

D’1= D1 – GD y D’2= D2 - GD

Elaboraron: Los Autores.

En la figura anterior se aprecia una condición de transferencia de carga entre las
zonas A y B, mediante dos líneas de transporte de energía, utilizando el modelo de
Markov, en la cual se aprecia el hecho de la existencia de la probabilidad de falla
independiente de los circuitos, los cuales en condiciones normales tienen una
probabilidad de falla λ y que en caso de fallar ocasiona un racionamiento o déficit
de carga D, en la región B; aparte existe la posibilidad que fallen simultáneamente,
la cual está dada por el producto de la probabilidad de los eventos independientes,
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y que ocasiona un déficit de carga D’’, en la región B. Esta gráfica ilustra el hecho
que al producirse esta falla no tendrá que racionarse la potencia estimada en un
principio, puesto que esta se verá reducida en la magnitud de la GD instalada en
dicha región y que habrá una sumatoria de valores de racionamiento
correspondientes a fallas de dos o más circuitos simultáneamente. Así pues, el
beneficio en confiabilidad fue evaluado como el VERP con GD en el primer nivel,
es decir con la falla independiente de los circuitos, debido al bajo peso relativo que
supone una evaluación en niveles de simultaneidad e igualmente, fue valorado con
el CRO en el escalón correspondiente a la reglamentación vigente.
Los datos básicos para el cálculo fueron los contenidos en el Plan de Expansión del
año 2.00150. Sin embargo los valores mínimos tomados por defecto para cada línea
en cuanto a probabilidad y tiempo de falla fueron 0.99999 y 0.05 horas al año
respectivamente, por ser los menores datos encontrados en las estadísticas luego
de los asociados con la probabilidad de disponibilidad de 1.

3.4.2

Beneficios al Operador de Instalaciones de GD.

Para determinar los beneficios o ingresos correspondientes al operador y/o dueño
de instalaciones de GD, se utilizó las tres posibilidades planteadas de Manejo de
Riesgo a la volatilidad del Precio en Bolsa. Adicionalmente se hizo un análisis
correspondiente a la Alternativa de Mayor riesgo que sería la de ofertar la
totalidad de la producción energética de la planta al precio de Bolsa
correspondiente. Se asumió un año de 360 días y un Factor de Planta de 0.9.

50

UPME. Plan de Expansión de Referencia Generación Transmisión 2.001-2.015, 2.000. Anexo A.
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3.5 METODOLOGÍA DE ANÁLISIS DE COSTOS DE INSTALACIÓN

En el presente estudio se ha seguido una metodología similar a la utilizada por la
UPME51 en la determinación de los componentes de costo unitario para las
unidades constructivas del STN, que a partir del valor FOB de los equipos,
encadena los costos adicionales hasta obtener un factor de instalación, con el cual
es posible llegar a determinar el costo del equipo instalado y en servicio sobre la
base de su costo FOB. La estructura de costos, discrimina en cinco grupos los
componentes del costo del equipo: Costo FOB, Costo CIF, Costo DDP, Costo
Directo y Costo Total.

3.5.1 Costo FOB (Free On Board)*

Este es el valor de referencia para el cálculo de todos los costos; Trata de la
transferencia de propiedad y riesgos de los equipos al comprador, que se da en el
momento de la entrega a bordo del buque (o medio de transporte asignado por el
comprador), incluyendo los trámites legales a los que haya lugar en cada país de
origen de la propiedad, pero no del costo de transporte ni seguros
correspondientes al mismo. En el caso que nos ocupa, el valor es presentado en
dólares americanos, y en los cálculos financieros su valor es llevado a pesos
colombianos al mes de julio de 2002.
Para obtener el costo FOB de cada elemento, se toman los valores promedio dados
por los proveedores en puerto extranjero e incluidos en la Tabla 1. y con ellos se
elabora una función lineal, de primer orden, asignando el mayor costo FOB por
kW a la tecnología de menor potencia. De igual manera asignando el menor costo
a la tecnología de mayor potencia podemos obtener la pendiente (m) de la gráfica
con dichos datos, al igual que su punto de corte (b), para completar la expresión el
término (X); por tanto será la potencia de la tecnología, escogida dentro del rango
que se encuentra disponible comercialmente, de esta forma el costo FOB estará
descrito mediante la ecuación:

51

CONCOL S.A. INGENIEROS CONSULTORES. Metodología para la Actualización de Cálculos de
Costos Índice en Sistemas de Trasmisión y Distribución. Estudio realizado para la UPME. Junio de 1.998
*
Franco a bordo del buque (traducción al español).
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F .O.B. = mX + b

Con:
F.O.B= Costo en Puerto extranjero del equipo seleccionado
m = pendiente de la gráfica
x = potencia del equipo a instalar
b = punto de corte, valor máximo por kW de potencia de cada tecnología.

3.5.2 Costo CIF (Cost-Insurance-Freight)*

Este costo corresponde al material importado y puesto en puerto colombiano, antes
de la legalización de la importación, este costo está conformado así:
Costo CIF = Costo FOB + Transporte Internacional + Seguro Internacional
3.5.2.1

Transporte Marítimo Internacional

Incluye los costos necesarios para el transporte de los equipos, desde puertos
extranjeros hasta puertos colombianos y se expresa como el 4 por ciento del costo
FOB, según la metodología de la UPME.

3.5.2.2

Seguros del Transporte Marítimo Internacional

Este costo incluye el pago del servicio a compañías especializadas para asegurar
los equipos por daño, robo, atentados terroristas y otros que se puedan presentar
durante el traslado de la mercancía hasta el puerto colombiano, que de acuerdo
con la metodología utilizada por la UPME, se expresa como el 1 por ciento del
costo FOB.

*

Costo-Seguro y Flete(Traducido al Español).
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3.5.3 Costo DDP (Delivered Duty Paid)*

Este es el costo total de poner en su destino final la mercancía, generalmente es el
comprador quien asume todos los riesgos y gastos relacionados con el transporte
de dichos equipos desde el puerto colombiano hasta el lugar convenido, incluidos
los impuestos, derechos y demás cargos oficiales exigidos a la importación de la
mercancía, así como costos y riesgos de llevar a cabo las formalidades aduaneras.
El costo DDP se calcula como sigue a continuación:
Costo DDP = Costo CIF + Arancel + Transporte Nacional +Seguro Nacional
+ Costo de Bodegaje.
3.5.3.1

Arancel

Es el costo del impuesto aplicado por la importación del equipo y/o material. Está
definido por la legislación colombiana como un porcentaje que varía de acuerdo
con la posición arancelaria en la que esté clasificado el equipo, para los equipos de
generación de energía como para los activos del STN, el porcentaje arancelario
corresponde a un 15 por ciento del costo CIF.

3.5.3.2

Costo de Transporte Aéreo o Terrestre

Representa los costos ocasionados por el transporte de los equipos desde el puerto
de llegada hasta el sitio de la obra. De acuerdo con la metodología de la UPME, el
costo se expresa hasta un 1.3 por ciento del valor FOB, en las regiones más
apartadas

3.5.3.3

Seguro Nacional

Es el valor a pagar a las compañías aseguradoras por asegurar la mercancía
durante el transporte por el territorio nacional y equivale a un 0.7 por ciento de
valor FOB, según metodología de la UPME.
*

Entregada Derechos Pagados. (Traducción al español)
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3.5.3.4

Costos de Bodegaje

Este costo incluye todo lo relacionado con el arrendamiento de las instalaciones
dispuestas para el almacenamiento de los equipos, mientras se legaliza su
nacionalización o despacho. La UPME expresa este costo como el 2.1 por ciento
del valor FOB.

Es importante recordar que como se mencionó anteriormente en el numeral 1.2.4.3,
este tipo de tecnologías se encuentran exentas de contribuir con el IVA.

3.5.4 Costo Directo

Este valor está conformado como se expresa a continuación:
Costo Directo =Costo DDP + Montaje, Pruebas y Puesta en Marcha +Costo de
Obra Civil +Costos de Predios

3.5.4.1

Montaje, Pruebas y Puesta en Marcha

Costo que corresponde a la mano de obra calificada, materiales y equipo para el
montaje, pruebas y puesta en marcha de todos los elementos que conforman las
unidades generadoras. Según la metodología de la UPME, se da hasta el 12 por
ciento del valor FOB.

3.5.4.2

Costo de Obra Civil

Estos incluyen los costos necesarios para la construcción y adecuación de lugares
donde serán ubicadas las unidades generadoras con todo lo que ello conlleva
(movimiento de tierras, compactación de terrenos, placas, cimentaciones, bases de
equipos, casetas o edificaciones, mallas de cerramiento, drenajes y acabados).
Según la metodología de la UPME, este se mantiene en hasta un 10 por ciento del
costo FOB. (En este estudio, se tomó el máximo valor, 10 por ciento).
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3.5.4.3

Gestión Ambiental

Estos valores se han estimado como un costo fijo en este estudio, independiente de
la tecnología analizada en cada caso, ya que éstas son ambientalmente amigables.
Se tomó como referencia un valor del 2 por ciento del valor FOB.

3.5.4.4

Predios

Considera los costos en que se incurre por la compra de terrenos reservados para la
construcción y montaje de las unidades generadoras. Estos costos varían por
región y según el equipo, pueden llegar a ser hasta un 20 por ciento del valor FOB.
Los datos del valor por metro cuadrado para los predios fueron encontrados en la
página Web de Fedelonjas52, Ente comercial que realiza los avalúos prediales por
sectores en nuestro país; Cada región tiene una federación de este tipo que a pesar
de no regir el precio de los predios, si lleva una referencia estadística de los
mismos.

3.5.5 Costo Total

Este es el valor total de la inversión requerida para el funcionamiento de las
unidades generadoras y se expresa así:
Costo Total = Costo Directo + Costo Indirecto
3.5.5.1

Costo Indirecto

Este costo se obtiene de la siguiente manera:
Costo Indirecto = Costo de Ingeniería + Costo de Interventoría
Financieros

52

+ Costos

www.fedelonjas.com.co
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Costo de Ingeniería: Incluye los costos para los diseños básicos y de ingeniería
detallada, especificaciones técnicas y cantidades de obra. Según la metodología de
la UPME es de hasta un 12 por ciento del costo FOB.

Costos de Interventoría: Incluye el aseguramiento y control de calidad de las obras
en construcción y montaje, el porcentaje estimado es de hasta un 18 por ciento del
costo FOB.
Costos Financieros: Estos se calculan llevando a valor futuro (fecha de entrada en
funcionamiento de la unidad generadora), cada uno de los pagos realizados
durante el proceso de construcción (cronogramas de construcción típicos), los
cálculos realizados por la UPME se hicieron con una tasa de interés del 8.5 por
ciento Anual y una duración de 10 meses, para llegar a un valor equivalente al 18
por ciento del costo FOB.

3.6 METODOLOGÍA DE ANÁLISIS DE COSTOS DE AO&M.

Se realizaron aproximaciones para calcular los costos de Administración,
Operación y Mantenimiento (AO&M) para cada tecnología teniendo en cuenta los
costos de combustible, administrativos y repuestos, siguiendo los lineamientos y
recomendaciones de los fabricantes. A su vez fueron agrupados en una serie que
incluyen los Costos Fijos: los que son independientes de la producción de la planta,
Administración y Mantenimiento, y Costos Variables: definidos como los de
Operación, es decir los involucrados directamente en la producción energética de
la planta que son los consumos de combustible con el costo asociado.

3.6.1 Costos Fijos
Estos costos, al igual que el costo FOB es dado básicamente por el fabricante, quien
presenta una relación de costos fijos respecto a la tecnología a instalar, estos costos
también son dados dentro de un rango de valores y se calcularon igualmente a
través de un función lineal de primer orden, calculando la pendiente (m) de la
ecuación, el punto de corte (b) y aplicándolo al valor de la potencia a instalar (x).
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A & M = mX + b

Con:
A&M= Costos Fijos de Administración, mantenimiento y Repuestos
m=
pendiente de la ecuación
x=
potencia instalada
b=
valor máximo por kW-h de costo fijo

3.6.1.1

Administración

Incluye los gastos necesarios para el personal administrativo y técnico, incluidos en
la ecuación de costos fijos.

3.6.1.2

Repuestos y Mantenimiento

Se estimaron estos costos de acuerdo a los datos expresados por los fabricantes,
dichos costos se encuentran incluidos en la ecuación de costos fijos expresada
anteriormente.

3.6.2 Costos Variables o de Operación.

En este rubro se incluye los costos asociados con la extracción, transporte y
distribución necesarios según el tipo de combustible requerido y la regulación
vigente, se expresa en Pesos de Junio de 2.002 por kWh.

3.7 PRESENTACIÓN DE COSTOS Y FACTORES DE INSTALACIÓN.

Basados en la metodología expuesta en los numerales anteriores se obtuvo los
siguientes resultados, los cuales se expresan como porcentaje del Costo FOB. Así
mismo se tuvo los siguientes supuestos para la elaboración de las correspondientes
tablas:
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•

•

El costo fijo, se formó con los siguientes valores como porcentaje del Costo
FOB: Transporte marítimo 4 por ciento, Seguro marítimo 1 por ciento,
gastos portuarios 5.5 por ciento, arancel 17 por ciento(aproximadamente),
gestión ambiental 0.2 por ciento, ingeniería e interventoría 30 por ciento, y
costos financieros 18 por ciento. En resumen se podría decir que equivale al
176 por ciento del costo FOB.
Los costos de operación son los que se presentan para el primer año de
evaluación (2003).
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Tabla 20. Costos Indicativos Totales para Región 1.
TECNOLOGIA

Motores Diesel
Motores Gas Natural
Microturbinas
Celdas de
Combustible
PCH's
E. Eólica
E. Solar
Turbina a Gas
Biomasa

TYS
COSTO FOB(USD) nacionales

OBRA
CIVIL

FACTOR DE
MONTAJE INSTALACIÓN Fijo

PREDIOS

COSTO
TOTAL

A&M(por año) O(por año)

1.013.231

4,10%

3,00%

3,00%

176,00%

19,63%

205,73%

13,00%

0,00102%

1.158.112

4,10%

3,00%

3,00%

176,00%

19,65%

205,75%

13,00%

0,00015%

49.339

4,10%

8,00%

8,00%

176,00%

7,64%

203,74%

5,00%

0,00000%

979.933

4,10%

8,00%

8,00%

176,00%

4,97%

201,07%

3,00%

0,00003%

950.000

4,10%

12,00%

12,00%

176,00%

16,42%

220,52%

14,00%

0,00011%

2.400.090

4,10%

10,00%

10,00%

176,00%

13,54%

213,64%

3,00%

0,00000%
0,00000%

30.500

4,10%

6,00%

6,00%

176,00%

14,92%

207,02%

3,00%

961.383

4,10%

6,00%

6,00%

176,00%

18,99%

211,09%

7,00%

0,00124%

13.600.500

4,10%

12,00%

12,00%

176,00%

14,34%

218,44%

6,05%

0,00125%

PREDIOS

COSTO
TOTAL

Tabla 21. Costos Indicativos Totales para Región 2.
TECNOLOGIA

Motores Diesel
Motores Gas Natural
Microturbinas
Celdas de
Combustible
PCH's
E. Eólica
E. Solar
Turbina a Gas
Biomasa

TYS
COSTO FOB(USD) nacionales

OBRA
CIVIL

FACTOR DE
MONTAJE INSTALACIÓN Fijo

A&M(por año) O(por año)

1.013.231

3,00%

3,00%

3,00%

176,00%

16,61%

201,61%

13,00%

0,00102%

1.158.112

3,00%

3,00%

3,00%

176,00%

16,63%

201,63%

13,00%

0,00015%

49.339

3,00%

8,00%

8,00%

176,00%

6,47%

201,47%

5,00%

0,00000%

979.933

3,00%

8,00%

8,00%

176,00%

4,21%

199,21%

3,00%

0,00003%

950.000

3,00%

12,00%

12,00%

176,00%

13,89%

216,89%

14,00%

0,00011%

2.400.090

3,00%

10,00%

10,00%

176,00%

11,46%

210,46%

3,00%

0,00000%

30.500

3,00%

6,00%

6,00%

176,00%

18,03%

209,03%

3,00%

0,00000%

961.383

3,61%

12,00%

3,00%

176,00%

16,06%

210,68%

7,00%

0,00124%

13.600.500

4,10%

12,00%

12,00%

176,00%

12,13%

216,23%

6,05%

0,00125%
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Tabla 22. Costos Indicativos Totales para Región 3.
TECNOLOGIA

Motores Diesel
Motores Gas Natural
Microturbinas
Celdas de
Combustible
PCH's
E. Eólica
E. Solar
Turbina a Gas
Biomasa

TYS
COSTO FOB(USD) nacionales

OBRA
CIVIL

FACTOR DE
MONTAJE INSTALACIÓN Fijo

PREDIOS

COSTO
TOTAL

A&M(por año) O(por año)

1.013.231

3,50%

3,00%

3,00%

176,00%

19,63%

205,13%

13,00%

0,00102%

1.158.112

3,50%

3,00%

3,00%

176,00%

19,65%

205,15%

13,00%

0,00015%

49.339

3,50%

8,00%

8,00%

176,00%

7,64%

203,14%

5,00%

0,00000%

979.933

3,50%

8,00%

8,00%

176,00%

4,97%

200,47%

3,00%

0,00003%

950.000

3,50%

12,00%

12,00%

176,00%

16,42%

219,92%

14,00%

0,00011%

2.400.090

3,50%

10,00%

10,00%

176,00%

13,54%

213,04%

3,00%

0,00000%
0,00000%

30.500

3,50%

6,00%

6,00%

176,00%

19,18%

210,68%

3,00%

961.383

4,22%

12,00%

3,00%

176,00%

18,99%

214,20%

7,00%

0,00124%

13.600.500

4,10%

12,00%

12,00%

176,00%

14,34%

218,44%

6,00%

0,00125%

PREDIOS

COSTO
TOTAL

Tabla 23. Costos Indicativos Totales para Región 4.
TECNOLOGIA

Motores Diesel
Motores Gas Natural
Microturbinas
Celdas de
Combustible
PCH's
E. Eólica
E. Solar
Turbina a Gas
Biomasa

TYS
COSTO FOB(USD) nacionales

OBRA
CIVIL

FACTOR DE
MONTAJE INSTALACIÓN Fijo

A&M(por año) O(por año)

1.013.231

2,80%

3,00%

3,00%

176,00%

18,12%

202,92%

13,00%

0,00102%

1.158.112

2,80%

3,00%

3,00%

176,00%

18,14%

202,94%

13,00%

0,00015%

49.339

2,80%

8,00%

8,00%

176,00%

9,17%

203,97%

5,00%

0,00000%

979.933

2,80%

8,00%

8,00%

176,00%

7,65%

202,45%

3,00%

0,00003%

950.000

2,80%

12,00%

12,00%

176,00%

15,16%

217,96%

14,00%

0,00011%

2.400.090

2,80%

10,00%

10,00%

176,00%

12,50%

211,30%

3,00%

0,00000%

30.500

2,80%

6,00%

6,00%

176,00%

11,80%

202,60%

3,00%

0,00000%

961.383

3,37%

12,00%

3,00%

176,00%

17,52%

211,90%

7,00%

0,00124%

13.600.500

4,10%

12,00%

12,00%

176,00%

13,23%

217,33%

6,05%

0,00125%
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Tabla 24. Costos Totales para Región 5.
TECNOLOGIA

Motores Diesel
Motores Gas Natural
Microturbinas
Celdas de
Combustible
PCH's
E. Eólica
E. Solar
Turbina a Gas
Biomasa

TYS
COSTO FOB(USD) nacionales

OBRA
CIVIL

FACTOR DE
MONTAJE INSTALACIÓN Fijo

PREDIOS

COSTO
TOTAL

A&M(por año) O(por año)

1.013.231

3,50%

3,00%

3,00%

176,00%

19,63%

205,13%

13,00%

0,00102%

1.158.112

3,50%

3,00%

3,00%

176,00%

19,65%

205,15%

13,00%

0,00015%

49.339

3,50%

8,00%

8,00%

176,00%

7,64%

203,14%

5,00%

0,00000%

979.933

3,50%

8,00%

8,00%

176,00%

4,97%

200,47%

3,00%

0,00003%

950.000

3,50%

12,00%

12,00%

176,00%

16,42%

219,92%

14,00%

0,00011%

2.400.090

3,50%

10,00%

10,00%

176,00%

13,54%

213,04%

3,00%

0,00000%
0,00000%

30.500

3,50%

6,00%

6,00%

176,00%

21,31%

212,81%

3,00%

961.383

4,22%

12,00%

3,00%

176,00%

18,99%

214,20%

7,00%

0,00124%

13.600.500

4,10%

12,00%

12,00%

176,00%

14,34%

218,44%

6,05%

0,00125%

PREDIOS

COSTO
TOTAL

Tabla 25. Costos Totales para Región 6.
TECNOLOGIA

Motores Diesel
Motores Gas Natural
Microturbinas
Celdas de
Combustible
PCH's
E. Eólica
E. Solar
Turbina a Gas
Biomasa

TYS
COSTO FOB(USD) nacionales

OBRA
CIVIL

FACTOR DE
MONTAJE INSTALACIÓN Fijo

A&M(por año) O(por año)

1.013.231

4,10%

3,00%

3,00%

176,00%

17,37%

203,47%

13,00%

0,00102%

1.158.112

4,10%

3,00%

3,00%

176,00%

17,38%

203,48%

13,00%

0,00015%

49.339

4,10%

8,00%

8,00%

176,00%

8,79%

204,89%

5,00%

0,00000%

979.933

4,10%

8,00%

8,00%

176,00%

7,33%

203,43%

3,00%

0,00003%

950.000

4,10%

12,00%

12,00%

176,00%

14,53%

218,63%

14,00%

0,00011%

2.400.090

4,10%

10,00%

10,00%

176,00%

11,98%

212,08%

3,00%

0,00000%

30.500

4,10%

6,00%

6,00%

176,00%

15,08%

207,18%

3,00%

0,00000%

961.383

4,94%

12,00%

3,00%

176,00%

16,79%

212,73%

7,00%

0,00124%

13.600.500

4,10%

12,00%

12,00%

176,00%

12,68%

216,78%

6,05%

0,00125%
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Tabla 26. Costos Indicativos Totales para Región 7.
TECNOLOGIA

Motores Diesel
Motores Gas Natural
Microturbinas
Celdas de
Combustible
PCH's
E. Eólica
E. Solar
Turbina a Gas
Biomasa

TYS
COSTO FOB(USD) nacionales

OBRA
CIVIL

FACTOR DE
MONTAJE INSTALACIÓN Fijo

PREDIOS

COSTO
TOTAL

A&M(por año) O(por año)

1.013.231

4,10%

3,00%

3,00%

176,00%

18,12%

204,22%

13,00%

0,00102%

1.158.112

4,10%

3,00%

3,00%

176,00%

18,14%

204,24%

13,00%

0,00015%

49.339

4,10%

8,00%

8,00%

176,00%

9,17%

205,27%

5,00%

0,00000%

979.933

4,10%

8,00%

8,00%

176,00%

7,65%

203,75%

3,00%

0,00003%

950.000

4,10%

12,00%

12,00%

176,00%

15,16%

219,26%

14,00%

0,00011%

2.400.090

4,10%

10,00%

10,00%

176,00%

12,50%

212,60%

3,00%

0,00000%
0,00000%

30.500

4,10%

6,00%

6,00%

176,00%

15,74%

207,84%

3,00%

961.383

4,94%

12,00%

3,00%

176,00%

17,52%

213,46%

7,00%

0,00124%

13.600.500

4,10%

12,00%

12,00%

176,00%

13,23%

217,33%

6,05%

0,00125%

PREDIOS

COSTO
TOTAL

Tabla 27. Costos Indicativos Totales para Región 8.
TECNOLOGIA

Motores Diesel
Motores Gas Natural
Microturbinas
Celdas de
Combustible
PCH's
E. Eólica
E. Solar
Turbina a Gas
Biomasa

TYS
COSTO FOB(USD) nacionales

OBRA
CIVIL

FACTOR DE
MONTAJE INSTALACIÓN Fijo

A&M(por año) O(por año)

1.013.231

3,50%

3,00%

3,00%

176,00%

18,12%

203,62%

13,00%

0,00102%

1.158.112

3,50%

3,00%

3,00%

176,00%

18,14%

203,64%

13,00%

0,00015%

49.339

3,50%

8,00%

8,00%

176,00%

9,17%

204,67%

5,00%

0,00000%

979.933

3,50%

8,00%

8,00%

176,00%

7,65%

203,15%

3,00%

0,00003%

950.000

3,50%

12,00%

12,00%

176,00%

15,16%

218,66%

14,00%

0,00011%

2.400.090

3,50%

10,00%

10,00%

176,00%

12,50%

212,00%

3,00%

0,00000%

30.500

3,50%

6,00%

6,00%

176,00%

19,67%

211,17%

3,00%

0,00000%

961.383

4,22%

12,00%

3,00%

176,00%

17,52%

212,74%

7,00%

0,00124%

13.600.500

4,10%

12,00%

12,00%

176,00%

13,23%

217,33%

6,05%

0,00125%
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Tabla 28. Costos Indicativos Totales para Región 9.
TECNOLOGIA

Motores Diesel
Motores Gas Natural
Microturbinas
Celdas de
Combustible
PCH's
E. Eólica
E. Solar
Turbina a Gas
Biomasa

TYS
COSTO FOB(USD) nacionales

OBRA
CIVIL

FACTOR DE
MONTAJE INSTALACIÓN Fijo

PREDIOS

COSTO
TOTAL

A&M(por año) O(por año)

1.013.231

3,20%

3,00%

3,00%

176,00%

17,37%

202,57%

13,00%

0,00102%

1.158.112

3,20%

3,00%

3,00%

176,00%

17,38%

202,58%

13,00%

0,00015%

49.339

3,20%

8,00%

8,00%

176,00%

8,79%

203,99%

5,00%

0,00000%

979.933

3,20%

8,00%

8,00%

176,00%

7,33%

202,53%

3,00%

0,00003%

950.000

3,20%

12,00%

12,00%

176,00%

14,53%

217,73%

14,00%

0,00011%

2.400.090

3,20%

10,00%

10,00%

176,00%

11,98%

211,18%

3,00%

0,00000%

30.500

3,20%

6,00%

6,00%

176,00%

24,51%

215,71%

3,00%

0,00000%

961.383

3,85%

12,00%

3,00%

176,00%

16,79%

211,65%

7,00%

0,00124%

13.600.500

4,10%

12,00%

12,00%

176,00%

12,68%

216,78%

6,05%

0,00125%
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3.8 EVALUACIÓN ECONÓMICA

Como se enunció en la metodología, en éste estudio se eligió como indicador de
viabilidad la relación Beneficio-Costo entre los Costos Anuales Equivalentes de
Inversión, gastos de Administración, Operación y Mantenimiento, así como los
beneficios obtenidos derivados de la actividad comercial de Generación de
Electricidad, de acuerdo con el Marco Regulatorio correspondiente. En principio
no se tendrán en cuenta los Beneficios económicos que obtiene el Sistema Eléctrico
por el simple hecho de contar con fuentes distribuidas de Electricidad, pero en
análisis posteriores, si se considerará la variación del indicador de viabilidad
dependiendo del porcentaje de transferencia de dichos Beneficios al operador de
GD.
En primer lugar se proyectaron los flujos de caja respectivos, que se presentan en
los Anexos, para un periodo de 10 años, por ser esta la vida útil definida
previamente para una turbina a gas. Posteriormente se procedió a hallar el Valor
Presente Neto por cada concepto, con base en la siguiente fórmula:

 (1 + i )n − 1
VPN = ∑ Ci * 
n 
 i (1 + i ) 
Donde:
VPN= Valor Presente Neto de la Inversión (Pesos de Junio de 2002)
Ci=
Inversión Anualizada del Proyecto de Expansión (Pesos de Junio de 2002)
i=
Tasa de Retorno
n=
Periodo en el que se hace la Inversión (Años).
Una vez obtenido el Valor Presente de todos los conceptos dentro del Proyecto, se
procedió a hallar una equivalencia anual de la inversión realizada basados en la
siguiente formulación:

 (1 + i )n i 
CAE = VPN 

n
 (1 + i ) − 1
Donde:
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CAE= Costo Anual Equivalente dentro de la vida útil del Proyecto (Pesos de Junio
de 2002)
VPN= Valor Presente Neto de la Inversión (Pesos de Junio de 2002)
i
=
Tasa de Retorno
n
=
Vida útil del Proyecto (10 Años).
Obtenidos los costos anuales equivalentes, se procedió a hallar la relación
beneficio/costo (B/C) entre los CAE correspondientes, mediante la siguiente
fórmula:

B/C =

ε Bc + τ BSTN
Ci + C A& M + Co

Bc = (ω1PB + ϖ 2 PC )ET

Donde:
B/C = Relación Beneficio – Costo
ε
= Coeficiente de Análisis de Expansión (1 para análisis financiero y 0 en
análisis como alternativa de expansión)
Bc
= Beneficios comerciales obtenidos de la venta de energía
τ
= Porcentaje de Transferencia
BSTN = Beneficios al STN por contar con GD
Ci
= Costos de inversión
CA&M = Costos de Administración y Mantenimiento
Co
= Costos de Operación (combustible)
= Peso porcentual del costo de la energía en bolsa (depende de la alternativa
ω1
de riesgo)
= Peso porcentual del costo de la energía en contratos (depende de la
ω2
alternativa de riesgo)
PB = Precio de la energía en bolsa (Depende del escenario)
PC = Precio de la energía en contratos
ET = Energía total producida.
En esta evaluación, en principio se asumió un valor de τ equivalente a cero, ya que
esto es lo que contempla la reglamentación vigente al respecto, sin embargo
posteriormente se contemplaron los valores de 0.5 y 1, a manera de propuesta
reglamentaria.
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3.8.1 Análisis Cualitativo

En este subcapítulo se buscó comprender la influencia que tienen las distintas
variables (Costo de Energía en Bolsa, Precio de Restricciones y Combustible), en la
viabilidad de un proyecto de GD, basado en Turbinas a Gas en las diferentes
regiones del País.
Con base en el procedimiento descrito en el numeral 8, se obtuvieron los siguientes
resultados presentados en forma gráfica.
Caso Base 1 (Costo de Restricciones Promedio y Combustible Constante).
Figura 46. Relación B/C, Caso Base 1.

Relación B/C Financiera, Alternativa de
Riesgo 1(Bajo)
0,60

B/C(p.u)

0,50

BogotáOriente
AntioquiaChocó (ISA)
Valle

0,30

Costa
Atlántica
EEPPM

0,20

Nordeste

0,10

Viejo Caldas
(CHEC)
Tolima-Huila

0,40

0,00
BAJO

MEDIO

ALTO

Escenario(Precio de Energía en Bolsa)
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Relación B/C Financiera, Alternativa de
Riesgo 2(Medio)

BogotáOriente
AntioquiaChocó (ISA)
Valle

0,60

B/C(p.u)

0,50
0,40

Costa
Atlántica
EEPPM

0,30
0,20

Nordeste

0,10
Viejo Caldas
(CHEC)
Tolima-Huila

0,00
BAJO

MEDIO

ALTO

Nariño-Cauca

Escenario(Precio de Energía en Bolsa)

Relación B/C Financiera, Alternativa de
Riesgo 3(Alto)
BogotáOriente
AntioquiaChocó (ISA)
Valle

0,70

B/C(p.u)

0,60
0,50

Costa
Atlántica
EEPPM

0,40
0,30
0,20

Nordeste

0,10
0,00
BAJO

MEDIO

ALTO

Escenario(Precio de Energía en Bolsa)

Viejo Caldas
(CHEC)
Tolima-Huila
Nariño-Cauca

Elaboraron: Los Autores.

De las Gráficas anteriores se puede concluir lo siguiente:
!
!

Los beneficios de la implementación de un sistema de GD aumentan con el
incremento en la señal de precios a los que se transa la energía.
A medida que el riesgo aumenta, el valor mínimo de la relación B/C
disminuye, y el valor máximo aumenta. Al mismo tiempo el indicador B/C
oscila entre los valores de 0.13 y 0.58.
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Las regiones con mayor potencial para la instalación de plantas de GD, son
en Orden Descendente: Costa Atlántica, Nordeste y Bogotá.

!

Caso Base 2 (Precio de Bolsa Promedio y Combustible Constante)

Figura 47. Relación B/C, Caso Base 2.

B/C(p.u)

Relación B/C Financiera, Alternativas de
Riesgo 1, 2 y 3

BogotáOriente
AntioquiaChocó (ISA)
Valle

0,50
0,45
0,40
0,35
0,30
0,25
0,20
0,15
0,10
0,05
0,00

Costa
Atlántica
EEPPM
Nordeste
Viejo Caldas
(CHEC)
Tolima-Huila
BAJO

MEDIO

ALTO

Escenario(Costo de Restricciones)

Nariño-Cauca

Elaboraron: Los Autores.

!

!

!

En este caso no hay una variación sustancial de la relación B/C, con las
alternativas de riesgo, ya que la exposición a la volatilidad de precios es
prácticamente cero, debido a la escasa diferencia entre los precios de la
Energía en Bolsa y en Contratos considerados.
En principio, mientras una planta de generación distribuida no reciba parte
de los ahorros que se genera con la reducción en las restricciones del área y
con el aumento en la confiabilidad del sistema su viabilidad financiera será
cuestionad, es por ello que el valor de la relación B/C oscila entre los valores
de 0.18 y 0.45.
Las regiones con mayor potencial para la instalación de plantas de GD, son
en Orden Descendente: Costa Atlántica, Nordeste y Bogotá
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Caso Base 3 (Precio de Bolsa y restricciones Promedio)

Figura 48. Relación B/C, Caso Base 3.

B/C(p.u)

Relación B/C Financiera, Alternativas de
Riesgo 1, 2 y 3

BogotáOriente
AntioquiaChocó (ISA)
Valle

0,50
0,45
0,40
0,35
0,30
0,25
0,20
0,15
0,10
0,05
0,00

Costa
Atlántica
EEPPM
Nordeste
Viejo Caldas
(CHEC)
Tolima-Huila
BAJO

MEDIO

ALTO

Escenario(Costo de Combustible)

Nariño-Cauca

Elaboraron: Los Autores.

! Al igual que en el caso base 2, no se presenta una variación considerable del
indicador de viabilidad respecto a la alternativa de riesgo, debido a la
escaza diferencia de magnitud entre los valores promedio de costo de
energía en bolsa y en CLP.
! Se puede apreciar la influencia que tiene el costo del combustible en la
viabilidad del Proyecto, y se denota que no es muy relevante teniendo en
cuenta la magnitud de la variación del mismo en los distintos escenarios, y
que a variaciones del 50 por ciento no se induce una variación mayor al 5
por ciento en el comportamiento de la relación B/C.
! Las regiones con mayor potencial para la instalación de plantas distribuidas
son en Orden Descendente: Costa Atlántica, Nordeste y Bogotá. Y la
Magnitud de la relación B/C oscila entre 0.12 y 0.45.
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3.8.2 Análisis Probabilístico

Para realizar este ejercicio se construyó un modelo que permitiera obtener la
Distribución de Probabilidad de la relación B/C, con base en los resultados del
Análisis Cualitativo previo. Los resultados fueron cotejados con los valores que
confiere un nivel de transferencias de Beneficios al STN, hacia el operador de
centrales de GD, en valores de 0, 50 y 100 por ciento.

Beneficios al STN

Para este Análisis, en primer lugar se presentaron los Beneficios que aporta al
sistema la aplicación de esquemas de GD, dentro del STN, de acuerdo con la
metodología planteada en éste estudio, los cuales se muestran como una relación
B/C, que plantea a la GD, como una alternativa de expansión, eliminando dentro
del término beneficios, los ingresos remuneratorios de la planta, por producción de
electricidad.
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Caso Base 1 (Costo de Restricciones Promedio y Combustible Constante).

Figura 49. Beneficios al STN, Caso Base 1
RELACIÓN B/C PARA EL STN, Alternativa de Riesgo
1(Bajo)
Bogotá-Oriente
0,45

Antioquia-Chocó
(ISA)
Valle

0,40
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0,30

Costa Atlántica

0,25
0,20
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0,15

Nordeste

0,10
Viejo Caldas
(CHEC)
Tolima-Huila

0,05
0,00
BAJO

MEDIO

ALTO

Escenario(Precio de Energía en Bolsa)

Nariño-Cauca

RELACIÓN B/C PARA EL STN, Alternativa de Riesgo
2(Medio)
Bogotá-Oriente

Magnitud
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RELACIÓN B/C PARA EL STN, Alternativa de
Riesgo 3(Alto)
Bogotá-Oriente

Magnitud

0,40

Antioquia-Chocó
(ISA)
Valle

0,30

Costa Atlántica

0,20

EEPPM

0,10

Nordeste

0,00
BAJO

MEDIO

ALTO

Escenario(Precio de Energía en Bolsa)

Viejo Caldas
(CHEC)
Tolima-Huila
Nariño-Cauca

Elaboraron: Los Autores.

De las Gráficas anteriores se puede concluir lo siguiente:
!

!

!

Los beneficios disminuyen con el escenario, debido a un aumento en la
remuneración de la producción energética, supone unos mayores costos
para el sistema.
A medida que el riesgo aumenta, el valor mínimo de la relación B/C
aumenta, y el valor máximo disminuye; y dicha relación toma valores de
entre 0.01 y 0.41.
Las regiones que aportan los mayores beneficios son en Orden Descendente:
Costa Atlántica, Bogotá y Nordeste.
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Caso Base 2 (Costo de Energía en Bolsa Promedio y Combustible Constante).

Figura 50. Beneficios al STN, Caso Base 2.
RELACIÓN B/C PARA EL STN, Alternativas de Riesgo
1, 2 y 3
Bogotá-Oriente
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Tolima-Huila

0,00
BAJO

MEDIO

ALTO

Escenario(Costo de Restricciones)

Nariño-Cauca

Elaboraron: Los Autores.

Las conclusiones que se pueden desprender del Análisis de la gráfica anterior son
las siguientes:
!

!

!

En este caso no hay una variación sustancial de la relación B/C, con las
alternativas de riesgo, ya que la exposición a la volatilidad de precios es
prácticamente cero, debido a la escasa diferencia entre los precios de la
Energía en Bolsa y en Contratos considerados.
Se puede concluir que existe, al igual que en el caso base 1, una variación
apreciable de la relación B/C al STN, dependiendo del costo de las
restricciones, pero que se diferencia de éste en que presenta unos valores
máximos un poco menores, pero unos mínimos mayores, en el rango de
entre 0.06 y 0.33; lo que redunda en que ésta variable tenga al final un
mayor peso dentro de la relación B/C final.
Las regiones con mayor aporte en beneficios por reducción de restricciones
son en Orden Descendente: Costa Atlántica, Bogotá y Nordeste
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Caso Base 3 (Precio de Bolsa y restricciones Promedio)

Figura 51. Beneficios al STN, Caso Base 3.
RELACIÓN B/C PARA EL STN, Alternativas de Riesgo
1, 2 y 3
Bogotá-Oriente
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Elaboraron: Los Autores.

! De forma similar a la que se observó en el caso base 2, no se encontró un
cambio apreciable de magnitud del indicador de viabilidad, dependiente
del nivel de exposición a la volatilidad de precios en Bolsa, ya que en este
caso se toman valores promedio y la diferencia de valor entre las opciones
de abastecimiento son mínimas.
! Se puede apreciar la influencia que tiene el costo del combustible en el
indicador de reducción de restricciones del Proyecto, y denota que al igual
que lo que ocurre con el indicador financiero, ésta variable no es muy
relevante, teniendo en cuenta la magnitud de la variación del mismo en los
distintos escenarios, y que a variaciones del 50 por ciento no se induce una
variación mayor al 3 por ciento en el comportamiento de la relación B/C.
! La magnitud del indicador B/C, oscila entre 0.06 y 0.23
! Las regiones con mayor potencial son en Orden Descendente: Costa
Atlántica, Bogotá y Nordeste.
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Comportamiento de la Relación B/C

Figura 52. Comportamiento Probabilístico de la relación B/C Financiera sin
transferencia de Beneficios.

Magnitud Relación B/C para GD
Probabilidad de
Excedencia

1,2
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1
0,8

Nordeste

0,6
0,4
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0,2
1,3

1,1

0,96
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0,8

0,72

0,64

0,56

0,42

0,26

0,1

0

0
Promedio
Colombia

B/C (p.u.)
Elaboraron: Los Autores.

Del ejercicio anterior se desprenden resultados algo desalentadores para
instalaciones de GD, en el territorio Nacional, ya que concluyen que existe bajo el
actual entorno energético y tecnológico una probabilidad de tan sólo 1.6 x 10-9 de
que la relación B/C, financiera sea superior a 1, en la Costa Atlántica que es la que
ofrece el mayor potencial dentro del País, y el Promedio en Colombia sea de 5.19 x
10-12.
Con las cifras anteriores se tiene que la magnitud de los beneficios al STN por
contar con mecanismos de GD, en sitios cercanos a la demanda eléctrica,
contribuyendo a mitigar restricciones eléctricas, se encuentra y oscilan dentro del
intervalo, excluyendo las fronteras, de 19 y 111 $/kWh.
A continuación se presentan los resultados obtenidos con un nivel de
transferencias de los beneficios al sistema del 50 y 100 por ciento al operador, para
establecer el impacto que tendría una política remuneratoria en ése sentido, en la
viabilidad económica de proyectos de GD.
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Figura 53. Comportamiento Probabilístico de la relación B/C Financiera con
transferencia de Beneficios al STN del 50 por ciento.
Magnitud Relación B/C para GD Transferencia del 50% de
Beneficios al STN
Costa Atlantica
TASA DE RETORNO DEL 9%

Probabilidad de Excedencia
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Promedio
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0,96
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0,8
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0,42
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0
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Elaboraron: Los Autores.

Los resultados obtenidos del ejercicio anterior demuestran el gran impacto que
tendrían las políticas remuneratorias en la viabilidad financiera de proyectos de la
naturaleza de los de GD, en donde se muestran los incrementos en la probabilidad
de excedencia de una relación B/C de 1.
Costa Atlántica: Probabilidad: 1.04 x 10-6. Incremento respecto a 0% de
transferencias: 649.000%.
Nordeste:
Probabilidad: 8.5 x 10-7. Incremento respecto a 0% de
transferencias: 3.700%.
Bogotá:
Probabilidad: 0. Incremento respecto a 0% de transferencias:
0%.
Promedio Nacional: Probabilidad: 6.6 x 10-8. Incremento respecto a 0% de
transferencias: 12.657.960%.
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Figura 54. Comportamiento Probabilístico de la relación B/C Financiera con
transferencia de Beneficios al STN del 100 por ciento.
M agnitud Relación B/C para GD Transferencia del 100%
de Beneficios al STN
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Elaboraron: Los Autores.

Los resultados obtenidos del ejercicio anterior hacen aún más evidente el gran
impacto que tendrían las políticas remuneratorias en la viabilidad financiera de
proyectos de la naturaleza de los de GD y muestran los incrementos en la
probabilidad de excedencia de una relación B/C de 1.
Costa Atlántica: Probabilidad: 1.39 x 10-3.
transferencias: 8.69 x 107 %.
Nordeste:
Probabilidad: 8.28 x 10-5.
transferencias: 3.74 x 105 %.
Bogotá:
Probabilidad: 3.61 x 10-8.
transferencias: 0%.
Promedio Nacional: Probabilidad: 5.51 x 10-5.
transferencias: 1.06 x 109 %.
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3.9 CONCLUSIONES ANÁLISIS FINANCIERO

Basados en el Análisis Cualitativo y Cuantitativo del comportamiento de la
relación B/C financiera de un proyecto de GD, con base en Turbinas a Gas dentro
de las Zonas Interconectadas, se pudieron obtener las siguientes conclusiones:
! Bajo el actual entorno energético, tecnológico y regulatorio que ofrece el
País, no es viable para un agente privado invertir en aplicaciones de GD,
a no ser que se realicen contratos de suministro a largo plazo con las
empresas Distribuidoras o Comercializadoras, que retribuyan los costos y
den cierto margen de rentabilidad.
! La viabilidad Financiera es muy sensible al porcentaje de transferencias de
los Beneficios al STN, lo que significa que se necesita un esquema
remuneratorio coherente que permita que cierta parte de dichos beneficios
sean percibidos por los Agentes de GD, anotando que dichos beneficios se
encontrarían en el intervalo de entre 20-110 $/kWh.
! Se pudo observar que las Zonas con Mayor Potencial son en orden: Costa
Atlántica, Nordeste y Bogotá.
! En cuanto a la reducción de restricciones se constató que las Regiones que
proveerían el mayor nivel de Beneficios al STN, son en orden: Costa
Atlántica, Bogotá y Nordeste.
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4. ANÁLISIS DE SENSIBILIDAD

Una vez encontrados los rendimientos financieros y económicos de la Alternativa
Definitiva, representada por las Turbinas a Gas, se procedió a corroborar la Solidez
de dichos resultados, frente a cambios de variables exógenas como son la Tasa de
Retorno y la Reducción de los Costos de Instalación, en un esquema de conexión al
STN.
Se encontró a lo largo de éste Análisis que la Viabilidad de Proyectos de GD, se vé
afectada fuertemente por cambios en las variables exógenas, las cuales según su
nivel de incidencia son: Las expectativas de reducción de Costos Indicativos y Tasa
de Retorno.
Estos resultados constatan el hecho que pese a un cambio de
magnitud de éstas variables por drásticos que pudieran ser, por sí mismos no
tienen el poder para llegar a definir por sí mismos la viabilidad económica del
Proyecto.

4.1 SENSIBILIDAD A LA TASA DE RETORNO.

Según lo planteado en la metodología de éste estudio, lo que se pretendía era
buscar obtener la viabilidad de promover esquemas de GD, como alternativa de
expansión, mitigando los niveles de restricciones dentro del STN, por lo cual se
utilizó la misma Tasa de Retorno Aplicable, que se encuentra establecida en el 9
por ciento anual, sin embargo en la siguiente gráfica se muestran los resultados
obtenidos comparativamente con una tasa de retorno del 12 por ciento.
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Probabilidad de Excedencia

Figura 55. Análisis Comparativo de Relación B/C con Tasas de retorno del 9 y 12
por ciento.
SENSIBILIDAD A LA TASA DE RETORNO SIN
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Elaboraron: Los Autores.

Tabla 29. Sensibilidad a la Tasa de Retorno.
B/C>1
Región
Costa Atlantica
Nordeste
Bogotá
Colombia

Sensibilidad a Tasa de Retorno
9%
12%Incremento
1,6E-09
9.28E-12
-99%
2.21E-08
1.1E-9
-95%
0,00E+00
0,00E+00
5.19E-12
3,62E-12
-30%

Elaboraron: Los Autores.
De la Tabla anterior se puede concluir que el indicador de viabilidad financiera del
proyecto es bastante sensible a la Tasa de Retorno, ya que a una variación del 3 por
ciento, le corresponden disminuciones por el orden del 100 por ciento, en las
regiones con mayor potencial para GD y por el orden del 30 por ciento a nivel
nacional.
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4.2 SENSIBILIDAD A LA REDUCCIÓN DE LOS COSTOS INDICATIVOS

Teniendo en cuenta que la Tecnología escogida como alternativa de GD, en el
presente estudio, se considera como una tecnología “madura”, se escogieron
niveles de reducción del 5 y 10 por ciento como expectativas optimistas de
reducción de sus Costos Indicativos.

Figura 56. Sensibilidad de la relación B/C frente a una reducción del 5% en Costos
Indicativos
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Elaboraron: Los Autores
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Figura 57. Sensibilidad de la relación B/C frente a una reducción del 10% en
Costos Indicativos
Costa Atlantica
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Elaboraron: Los Autores.

Tabla 30. Sensibilidad a Reducción en Costos Indicativos
B/C>1
Región
Costa Atlántica
Nordeste
Bogotá
Colombia

0%
1,6E-09
2.21E-08
0,00E+00
5.19E-12

Sensibilidad a Disminución CI
5%
10%Incremento 5% Incremento 10%
2,06E-08 2,15E-07
1.188%
13.337%
1.02E-07 6.15E-07
361%
2.683%
0,00E+00 0,00E+00
6,89E-11 8.28E-10
1.228%
15.854%

Elaboraron: Los Autores.

Se pudo constatar que el indicativo de viabilidad asumido en éste estudio varía
considerablemente respecto al comportamiento de los costos de Instalación, pero
aún así, su sola incidencia aislada no es suficiente para determinar la viabilidad de
la Inversión en Proyectos de GD.
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5. CONCLUSIONES

Con el desarrollo del Presente Documento se cumplieron todos los objetivos
propuestos, y los resultados encontrados son los que se exponen a continuación.
!

El Panorama actual, que define la disponibilidad y costo de las diferentes
alternativas viables técnicamente para GD, así como el entorno energético
Nacional, supone que la opción más prometedora económicamente en el
corto y mediano plazo, es la que se encuentra representada por las pequeñas
Turbinas a Gas; no solo desde el punto de vista económico, sino además por
sus cortos tiempos de instalación, modularidad, reservas de combustible, y la
existencia de una apropiada infraestructura de transporte del mismo; todo
esto dentro de las ZI.

!

Las Regiones que ofrecen un Mayor Potencial para GD, dentro de las ZI, son
en su orden: Costa Atlántica, Nordeste y Bogotá.

!

En lo concerniente a los Beneficios por reducción de restricciones dentro del
STN, se puede decir que las regiones que proveerían los mayores beneficios al
sistema son en su Orden: Costa Atlántica, Bogotá y Nordeste. Cabe resaltar el
hecho que éstas tres regiones son las que soportan los mayores intercambios
de potencia eléctrica, además de presentar las mayores restricciones en la
actualidad, al punto que las políticas de expansión actuales tienden a
proponer alternativas de mitigación que implican unos elevados costos; lo
anterior conlleva a discernir la importancia que traería un fomento económico
real a mecanismos alternativos que permitan reducir dichas restricciones,
posponiendo la necesidad de grandes expansiones.

!

Bajo las actuales condiciones de: Estado del Arte de las tecnologías aptas para
GD y sus costos asociados y el Esquema Remuneratorio vigente, se puede
decir que el mercado no transmite señales de expansión en GD, por cuanto
los niveles de Precios de Energía, tanto en Bolsa como en Contratos, todavía
no permiten una viabilidad desde el punto de vista económico, para la
entrada de expansiones de capacidad energética mediante fuentes
distribuidas, en ninguna región dentro del STN.
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!

De existir la voluntad Política para promover la entrada de proyectos de GD
en el País, dentro de las ZI, es necesario revisar el actual marco regulatorio y
buscar mecanismos para incentivar la entrada de este tipo de proyectos,
mediante el traslado de parte de los beneficios que le aporta al sistema (
reducción de restricciones, de pérdidas y mejoras en la confiabilidad) con ello
los indicadores de viabilidad pueden incrementarse de forma significativa.
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6. RECOMENDACIONES

! Si se quiere promover la aparición de iniciativas privadas, que mediante
aplicaciones de GD, ayuden a mitigar restricciones y aumenten la capacidad
y diversidad del portafolio energético Nacional, es necesario revisar el
esquema remuneratorio y arancelario actual, a fin de ofrecer a dichos
agentes, una viabilidad económica real y preferencial para sus inversiones.
! Los resultados obtenidos en el presente estudio, son fruto de una
metodología que obtiene una cuantificación moderada y si se quiere
pesimista de los beneficios económicos al STN, provenientes de la reducción
de restricciones, por lo cual sería conveniente realizar un estudio detallado,
que determine el impacto real en el corto y largo plazo, así como los
beneficios ambientales que traerían instalaciones de GD, conectadas a la red
de transporte Nacional.
! Dada la importancia que tiene el estudio de los fenómenos particulares del
mercado de electricidad, que lo hacen único y diferente de los demás bienes
y/o servicios comercializables, se recomienda a la Facultad de Ingeniería
Eléctrica de la Universidad de La Salle, que incluya dentro del contexto de
formación profesional, el estudio profundo de temas tan importantes como
la confiabilidad, servicios complementarios, así como temas de vanguardia
como son esquemas de remuneración y despacho nodales, entre otros.
! Se sugiere incluir dentro de las Líneas de Investigación de la Facultad de
Ingeniería Eléctrica de la Universidad de La Salle, el estudio de la
Generación Distribuida, permitiendo posicionarla como pionera Nacional
en el análisis del último paradigma de la Ingeniería Eléctrica.
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ESTAMPILLA
1(cv 100%)

0,036
0,034
0,117
0,089
cv

0
0
0
0
cf

0,284
0,284
ESTAMPILLA
1(cv 100%)

0,054
0,050
0,175
0,133
cv

0
0
0
0
cf
0,045
0,072
0,067
0,233
0,177

0
0
0
0
0

BALLENA-LA MAMI
LA MAMIBARRANQUILLA
BARRANQUILLACARTAGENA
CARTAGENA –
SINCELEJO

Eisenhower Miguel Martínez Roa

SINCELEJO-JOBO

1(100%)

1(0%)

TRAMO

SINCELEJO-JOBO

0,034

0

BALLENA-LA MAMI
LA MAMIBARRANQUILLA
BARRANQUILLACARTAGENA
CARTAGENA –
SINCELEJO

0,243
0,243

0,243

0,243

0,243

0,284

0,284

0,284

1(100%)

1(0%)

0,324

0,324

TRAMO

SINCELEJO-JOBO

0,324
0,324

0,023

0

BALLENA-LA MAMI
LA MAMIBARRANQUILLA
BARRANQUILLACARTAGENA
CARTAGENA –
SINCELEJO

0,324

1(100%)

ESTAMPILLA
1(cv 100%)

1(0%)

cv

TRAMO

cf

33,935
26,100

9,373

9,934

45,102

45,102

45,102

2(cf 50%)

39,465

39,465

39,465

2(cf 50%)
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0,117
0,089

0,034

0,036

0,122
0,122

0,122

0,122

0,122

ESTAMPILLA
2(cv 50%)

0,142
0,142

0,142

0,142

0,142

ESTAMPILLA
2(cv 50%)

0,162
0,162

0,162

0,162

0,162

ESTAMPILLA
2(cv 50%)
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33,827
33,827

33,827

33,827

33,827

2(cf 50%)

0,087
39,465
0,066
39,465
Año 2004
Cv
ESTAMPILLA

0,025

0,027

0,017

2(50%)

0,058
45,102
0,044
45,102
Año 2003
Cv
ESTAMPILLA

0,017

0,018

0,011

2(50%)

Año 2002
Cv
ESTAMPILLA

cf 2(50%) 2(50%)
6,19
0,023

25,451
19,575

7,03

7,451

4,643

2(50%)

cf

16,968
13,050

4,687

4,967

3,095

2(50%)

Cf

67,871
52,199

18,747

19,868

12,380

3(100%)

cf

50,903
39,149

14,06

14,201

9,285

3(100%)

cf

33,935
26,1

9,373

9,934

6,190

3(100%)

cf

0
0

0

0

cv 3(0%)
0

0
0

0

0

cv 3(0%)
0

0
0

0

0

cv 3(0%)
0

ANEXO A. COSTOS DE TRANSPORTE DE GAS COSTA ATLANTICA
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67,654
67,654

67,654

67,654

67,654

ESTAMPILLA 3
(cv 100%)

78,929
78,929

78,929

78,929

78,929

ESTAMPILLA 3
(cv 100%)

90,205
90,205

90,205

90,205

90,205

ESTAMPILLA 3
(cv 100%)

ESTAMPILLA
1(cv 100%)

0,09
0,084
0,292
0,222
cv

0
0
0
0
cf

0,162
0,162
ESTAMPILLA
1(cv 100%)

0,103
0,096
0,333
0,253
cv

0
0
0
0
cf
0,070
0,111
0,103
0,360

0
0
0
0

BALLENA-LA MAMI
LA MAMIBARRANQUILLA
BARRANQUILLACARTAGENA
CARTAGENA –
SINCELEJO

0,125

0,125

0,125

0,125

0,162

0,162

52,226

14,426

15,289

9,527

2(50%)

Cf

48,358
37,191

13,357

14,157

8,821

2(50%)

Cf

42,419
32,624

11,717

12,418

7,738

2(50%)

Cf

28,189

28,189

28,189

2(cf 50%)

22,551

22,551

22,551

2(cf 50%)

0,180

0,052

0,055

0,034

2(50%)

17,364

17,364

17,364

17,364

2(cf 50%)

0,166
22,551
0,127
22,551
Año 2007
Cv
ESTAMPILLA

0,048

0,051

0,032

2(50%)

0,146
28,189
0,111
28,189
Año 2006
Cv
ESTAMPILLA

0,042

0,045

0,028

2(50%)

Año 2005
Cv
ESTAMPILLA

0,075

0,075

0,075

0,075

ESTAMPILLA
2(cv 50%)

0,098
0,098

0,098

0,098

0,098

ESTAMPILLA
2(cv 50%)

0,122
0,122

0,122

0,122

0,122

ESTAMPILLA
2(cv 50%)
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0
0,273
0,125
40,167 0,137
17,364
0,075
SINCELEJO-JOBO
•
Valores expresados en US$ de julio 2002; cf (para kilopies cúbicos diarios al año); cv(para kilopies cúbicos)

1(100%)

1(0%)

TRAMO

SINCELEJO-JOBO

0,065

0

BALLENA-LA MAMI
LA MAMIBARRANQUILLA
BARRANQUILLACARTAGENA
CARTAGENA –
SINCELEJO

0,162

1(100%)

1(0%)

0,203

0,203

TRAMO

SINCELEJO-JOBO

0,203
0,203

0,057

0

BALLENA-LA MAMI
LA MAMIBARRANQUILLA
BARRANQUILLACARTAGENA
CARTAGENA –
SINCELEJO

0,203

1(100%)

ESTAMPILLA
1(cv 100%)

1(0%)

cv

CONTINUACION TABLA COSTOS GAS COSTA

TRAMO

cf
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cf

0
0
0

104,453
80,335

0

cv 3(0%)
0

0
0

0

0

cv 3(0%)
0

0
0

0

0

cv 3(0%)
0

28,857

30,577

19,053

3(100%)

cf

96,715
74,384

26,719

28,312

17,642

3(100%)

cf

84,838
65,249

23,438

24,835

15,475

3(100%)

34,729
34,729

34,729

34,729

34,729

ESTAMPILLA 3
(cv 100%)

45,102
45,102

45,102

45,102

45,102

ESTAMPILLA 3
(cv 100%)

56,378
56,378

56,378

56,378

56,378

ESTAMPILLA 3
(cv 100%)
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ANEXO B. COSTOS TRANSPORTE DE GAS PROMIGAS
TRANSPORTE GAS NEIVA-HOBO (cargos por distancia) (PROGASUR)

TRAMO
NEIVA-HOBO

cf 1(0%)
0

TRAMO
NEIVA-HOBO

cf 1(0%)
0

TRAMO
NEIVA-HOBO

cf 1(0%)
0

TRAMO
NEIVA-HOBO

cf 1(0%)
0

TRAMO
NEIVA-HOBO

cf 1(0%)
0

TRAMO
NEIVA-HOBO

cf 1(0%)
0

AÑO 2002
cv 1(100%) cf 2(50%)
1,582
198,103
AÑO 2003
cv 1(100%) cf 2(50%)
2,373
297,155
AÑO 2004
cv 1(100%) cf 2(50%)
3,164
396,206
AÑO 2005
cv 1(100%) cf 2(50%)
3,955
495,257
AÑO 2006
cv 1(100%) cf 2(50%)
4,509
564,594
AÑO 2007
cv 1(100%) cf 2(50%)
4,869
609,761

Cv 2(50%)
0,791

cf 3(100%)
396,206

cv 3(0%)
0

Cv 2(50%)
1,187

cf 3(100%)
594,309

cv 3(0%)
0

Cv 2(50%)
1,582

cf 3(100%)
792,412

cv 3(0%)
0

Cv 2(50%)
1,977

cf 3(100%)
990,515

cv 3(0%)
0

Cv 2(50%)
2,254

cf 3(100%)
1129,187

cv 3(0%)
0

Cv 2(50%)
2,435

cf 3(100%)
1219,522

cv 3(0%)
0

* Valores expresados en US$
de julio 2002
*cf (para kilopies cúbicos
diarios al año)
*cv(para kilopies cúbicos)
*Este gasoducto cobra cargo estampilla de US$ 0,15
(resolución 057-1999 CREG)
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ANEXO C. COSTOS DE GAS TRANSMETANO
Cf
TRAMO
SEBASTOPOLMEDELLIN

cf 1(0%)

TRAMO
SEBASTOPOLMEDELLIN

cf 1(0%)

TRAMO
SEBASTOPOLMEDELLIN

cf 1(0%)

TRAMO
SEBASTOPOLMEDELLIN

cf 1(0%)

TRAMO
SEBASTOPOLMEDELLIN

cf 1(0%)

TRAMO
SEBASTOPOLMEDELLIN

cf 1(0%)

0

0

0

0

0

0

cv 1(100%)

2(50%)

0,967
123,121
AÑO 2003
Cf
cv 1(100%) 2(50%)
1,451
184,682
AÑO 2004
Cf
cv 1(100%) 2(50%)
1,934
246,242
AÑO 2005
Cf
cv 1(100%) 2(50%)
2,417
307,802
AÑO 2006
Cf
cv 1(100%) 2(50%)
2,756
350,895
AÑO 2007
Cf
cv 1(100%) 2(50%)
2,976

378,966

cv 2(50%)

cf 3(100%)

cv 3(0%)

0,483

246,242

0

cv 2(50%)

cf 3(100%)

cv 3(0%)

0,725

369,363

0

cv 2(50%)

cf 3(100%)

cv 3(0%)

0,966

492,484

0

cv 2(50%)

cf 3(100%)

cv 3(0%)

1,207

615,605

0

cv 2(50%)

cf 3(100%)

cv 3(0%)

1,377

701,790

0

cv 2(50%)

cf 3(100%)

cv 3(0%)

1,487

757,933

0

* Valores expresados en US$ de julio
2002
*cf (para kilopies cúbicos diarios al
año)
*cv(para kilopies cúbicos)
*Este gasoducto cobra cargo estampilla de US$ 0,15 (resolución
057-1999 CREG)
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ANEXO D. COSTOS DE GAS TRANSORIENTE
TRAMO
BARRANCAPAYOA-B/MANGA

cf 1(0%)

TRAMO
BARRANCAPAYOA-B/MANGA

cf 1(0%)

TRAMO
BARRANCAPAYOA-B/MANGA

cf 1(0%)

TRAMO
BARRANCAPAYOA-B/MANGA

cf 1(0%)

TRAMO
BARRANCAPAYOA-B/MANGA

cf 1(0%)

TRAMO
BARRANCAPAYOA-B/MANGA

cf 1(0%)

0

0

0

0

0

0

cv 1(100%) cf 2(50%)
0,919

91,420
AÑO 2003
cv 1(100%) cf 2(50%)
1,379

137,130
AÑO 2004
cv 1(100%) cf 2(50%)
1,838

182,840
AÑO 2005
cv 1(100%) cf 2(50%)
2,297

228,550
AÑO 2006
cv 1(100%) cf 2(50%)
2,619

260,547
AÑO 2007
cv 1(100%) cf 2(50%)
2,829

281,391

cv 2(50%)

cf 3(100%)

cv 3(0%)

0,460

182,841

0

cv 2(50%)

cf 3(100%)

cv 3(0%)

0,690

274,262

0

cv 2(50%)

cf 3(100%)

cv 3(0%)

0,920

365,682

0

cv 2(50%)

cf 3(100%)

cv 3(0%)

1,150

457,102

0

cv 2(50%)

cf 3(100%)

cv 3(0%)

1,311

521,097

0

cv 2(50%)

cf 3(100%)

cv 3(0%)

1,416

562,785

0

* Valores expresados en US$ de julio
2002
*cf (para kilopies cúbicos diarios al
año)
*cv(para kilopies cúbicos)
*Este gasoducto cobra cargo estampilla de US$ 0,15 (resolución
057-1999 CREG)
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ANEXO E. COSTOS DE GAS TRANSCOGAS

TRAMO
COGUA-MOSQUERA**

cf 1(0%)
0

TRAMO
COGUA-MOSQUERA**

cf 1(0%)
0

TRAMO
COGUA-MOSQUERA**

cf 1(0%)
0

TRAMO
COGUA-MOSQUERA**

cf 1(0%)
0

TRAMO
COGUA-MOSQUERA**

cf 1(0%)
0

TRAMO
COGUA-MOSQUERA**

cf 1(0%)
0

AÑO 2002
Cv 1(100%) cf 2(50%)
0,919
91,420
AÑO 2003
Cv 1(100%) cf 2(50%)
1,379
137,130
AÑO 2004
Cv 1(100%) cf 2(50%)
1,838
182,840
AÑO 2005
Cv 1(100%) cf 2(50%)
2,297
228,550
AÑO 2006
Cv 1(100%) cf 2(50%)
2,619
260,547
AÑO 2007
Cv 1(100%) cf 2(50%)
2,829
281,391

cv 2(50%)
0,460

cf 3(100%)
182,841

cv 3(0%)
0

cv 2(50%)
0,690

cf 3(100%)
274,262

cv 3(0%)
0

cv 2(50%)
0,920

cf 3(100%)
365,682

cv 3(0%)
0

cv 2(50%)
1,150

cf 3(100%)
457,102

cv 3(0%)
0

cv 2(50%)
1,311

cf 3(100%)
521,097

cv 3(0%)
0

cv 2(50%)
1,416

cf 3(100%)
562,785

cv 3(0%)
0

*cf (para kilopies cúbicos diarios al año)
*cv(para kilopies cúbicos)
*Este gasoducto cobra cargo estampilla de US$ 0,15 (resolución 0571999 CREG)
**Comprende los tramos:Cogua-Peldar-Zipalandia-Guacarí-Cajicá-Chia-Cota-San Rafael-La RamadaMosquera
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ANEXO F. BENEFICIOS POR CONFIABILIDAD
REGION 1.

Año

ZONA 2 (PURNIONOROESTE)

VERP(MW)
ZONA 3 (PARAISO-SAN
MATEOeeb,IBAGUE-LA
ZONA 6 (CHIVORMESA(2))
SOCHAGOTA)

Importación Exportación Importación Exportación

Importación Exportación

ZONA 7 (SAN FELIPE-LA
MESA(2))
Importación

Exportación

2.003 1,4968E-02 1,4676E-03 2,7163E-01

2,7090E-01 4,9784E-02

4,9784E-02 1,12894E+00 1,12894E+00

2.004 1,4968E-02 1,4676E-03 2,7163E-01

2,7090E-01 4,9784E-02

4,9784E-02

1,1289E+00

1,1289E+00

2.005 1,4968E-02 1,4676E-03 2,7163E-01

2,7090E-01 4,9784E-02

4,9784E-02

1,1289E+00

1,1289E+00

2.006 1,4968E-02 1,4676E-03 2,7163E-01

2,7090E-01 4,9784E-02

4,9784E-02

1,1289E+00

1,1289E+00

2.007 1,4968E-02 1,4676E-03 2,7163E-01

2,7090E-01 4,9784E-02

4,9784E-02

1,1289E+00

1,1289E+00

VERE($)
Año
ZONA 2

ZONA 3

ZONA 6

Importación Exportación Importación Exportación

ZONA 6

Importación Exportación

Importación

Exportación

2.003

$ 643

$ 63

$ 295.636

$ 294.836

$ 1.034

$ 1.120 $ 11.404.515 $ 11.404.515

2.004

$ 643

$ 63

$ 295.636

$ 294.836

$ 1.034

$ 1.120 $ 11.404.515 $ 11.404.515

2.005

$ 643

$ 63

$ 295.636

$ 294.836

$ 1.034

$ 1.120 $ 11.404.515 $ 11.404.515

2.006

$ 643

$ 63

$ 295.636

$ 294.836

$ 1.034

$ 1.120 $ 11.404.515 $ 11.404.515

2.007

$ 643

$ 63

$ 295.636

$ 294.836

$ 1.034

$ 1.120 $ 11.404.515 $ 11.404.515
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1,46760E-03

1,46760E-03

1,46760E-03

2.005

2.006

2.007

1,49676E-02

1,49676E-02

1,49676E-02

1,49676E-02

1,49676E-02

Exportación

$ 63
$ 63
$ 63
$ 63

2.004

2.005

2.006

2.007

$ 643

$ 643

$ 643

$ 643

$ 643

Exportación

Eisenhower Miguel Martínez Roa

$ 63

2.003

Importación

ZONA 1

1,46760E-03

2.004

Año

1,46760E-03

Importación

ZONA 1 (PURNIONOROESTE)

2.003

Año

Facultad de Ingeniería Eléctrica
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1,96760E-03

1,96760E-03

1,96760E-03

1,96760E-03

1,96760E-03

Exportación

$ 41

$ 41

$ 41

$ 41

$ 41

Importación

$ 41

$ 41

$ 41

$ 41

$ 41

Exportación

ZONA 3

1,97840E-03

1,97840E-03

1,97840E-03

1,97840E-03

1,97840E-03

Importación

ZONA 3 (SAN
CARLOS5-VIRGINIA)

9,95680E-02

9,95680E-02

9,95680E-02

9,95680E-02

9,95680E-02

Exportación

4,19244E-02

4,19244E-02

4,19244E-02

4,19244E-02

4,19244E-02

Exportación

$ 314

$ 314

$ 314

$ 314

$ 314

Importación

$ 3.932

$ 3.932

$ 3.932

$ 3.932

$ 3.932

Exportación

ZONA 6

3,34880E-03

3,34880E-03

3,34880E-03

3,34880E-03

3,34880E-03

Importación

ZONA 6 (BARRANCACOMUNEROS,
GUATIGUARAPRIMAVERA,
COMUNEROSGUATIGUARA)

Oscar Javier Mora Cano

$ 114.389

$ 114.389

$ 114.389

$ 114.389

$ 114.389

Exportación

183

$ 724.422

$ 724.422

$ 724.422

$ 724.422

$ 724.422

Importación

ZONA 4

VERE($)

1,79136E-01

1,79136E-01

1,79136E-01

1,79136E-01

1,79136E-01

Importación

ZONA 4
(CERROMATOSO5-SAN
CARLOS5)

VERP(MW)

REGION 2

5,79107E-01

5,79107E-01

5,79107E-01

5,79107E-01

5,79107E-01

Exportación

$ 2.396.362

$ 2.396.362

$ 2.396.362

$ 2.396.362

$ 2.396.362

Importación

$ 2.402.141

$ 2.402.141

$ 2.402.141

$ 2.402.141

$ 2.402.141

Exportación

ZONA 7

5,77714E-01

5,77714E-01

5,77714E-01

5,77714E-01

5,77714E-01

Importación

ZONA 7 (LA MIEL-SAN
FELIPE(2),SAN CARLOS2ESMERALDA(2), ANCON
SUR-ESMERALDA(2))

Facultad de Ingeniería Eléctrica
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REGION 3
VERP(MW)

Año

ZONA 1 (PARAISO-SAN
MATEOeeb,IBAGUE-LA
MESA(2))
Importación

Exportación

ZONA 2 (SAN
CARLOS5-VIRGINIA)
Importación Exportación

ZONA 7 (ESMERALDAYUMBO(2), LA VIRGINIASAN MARCOS2,
CARTAGO-LA VIRGINIA)
Importación

Exportación

2.003

2,7090E-01

2,7163E-01 1,9676E-03

1,9784E-03

2,2824E-01

5,7875E-01

2.004

2,7090E-01

2,7163E-01 1,9676E-03

1,9784E-03

2,2824E-01

5,7875E-01

2.005

2,7090E-01

2,7163E-01 1,9676E-03

1,9784E-03

2,2824E-01

5,7875E-01

2.006

2,7090E-01

2,7163E-01 1,9676E-03

1,9784E-03

2,2824E-01

5,7875E-01

2.007

2,7090E-01

2,7163E-01 1,9676E-03

1,9784E-03

2,2824E-01

5,7875E-01

VERE($)
Año

ZONA 1
Importación

ZONA 2

ZONA 7

Exportación Importación Exportación

Importación

Exportación

2.003

$ 294.836

$ 295.636

$ 41

$ 41

$ 454.943

$ 1.153.590

2.004

$ 294.836

$ 295.636

$ 41

$ 41

$ 454.943

$ 1.153.590

2.005

$ 294.836

$ 295.636

$ 41

$ 41

$ 454.943

$ 1.153.590

2.006

$ 294.836

$ 295.636

$ 41

$ 41

$ 454.943

$ 1.153.590

2.007

$ 294.836

$ 295.636

$ 41

$ 41

$ 454.943

$ 1.153.590
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REGION 4
VERP (MW)
Año

2.003
2.004
2.005
2.006
2.007

VERE($)

ZONA 2 (CERROMATOSO5-SAN
CARLOS5)
ZONA 2
Importación
Exportación
Importación Exportación
9,9568E-02
1,7914E-01
$ 114.389
$ 724.422
9,9568E-02
1,7914E-01
$ 114.389
$ 724.422
9,9568E-02
1,7914E-01
$ 114.389
$ 724.422
9,9568E-02
1,7914E-01
$ 114.389
$ 724.422
9,9568E-02
1,7914E-01
$ 114.389
$ 724.422

REGION 5
AÑO
2.003
2.004
2.005
2.006
2.007

MW
PESOS
7,55E-02
$ 150.940
7,55E-02
$ 150.940
7,55E-02
$ 150.940
7,55E-02
$ 150.940
7,55E-02
$ 150.940

REGION 6

Año

VERP(MW)
ZONA 2 (COMUNEROSGUATIGUARA,
BARRANCACOMUNEROS,
ZONA 1 (CHIVORGUATIGUARAPRIMAVERA)
SOCHAGOTA)

VERE($)

ZONA 1

ZONA 2

Importación Exportación Importación Exportación Importación Exportación Importación Exportación
2.003 4,9784E-02 4,9784E-02 4,1924E-02 3,3488E-03

$ 1.120

$ 1.034

$ 3.932

$ 314

2.004 4,9784E-02 4,9784E-02 4,1924E-02 3,3488E-03

$ 1.120

$ 1.034

$ 3.932

$ 314

2.005 4,9784E-02 4,9784E-02 4,1924E-02 3,3488E-03

$ 1.120

$ 1.034

$ 3.932

$ 314

2.006 4,9784E-02 4,9784E-02 4,1924E-02 3,3488E-03

$ 1.120

$ 1.034

$ 3.932

$ 314

2.007 4,9784E-02 4,9784E-02 4,1924E-02 3,3488E-03

$ 1.120

$ 1.034

$ 3.932

$ 314
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REGION 7

ZONA 1 (SAN FELIPE-LA
MESA)

VERP(MW)
ZONA 2 (LA MIEL-SAN
FELIPE(2),SAN
CARLOS2ESMERALDA(2),
ANCON SURESMERALDA(2))

Importación Exportación

Importación Exportación Importación Exportación

Año

ZONA 3 (CARTAGO-LA
VIRGINIA, ESMERALDAYUMBO, LA VIRGINIA-SAN
MARCOS2)

2.003 1,1289E+00 1,1289E+00 5,7911E-01 5,7771E-01 5,7875E-01

2,2824E-01

2.004 1,1289E+00 1,1289E+00 5,7911E-01 5,7771E-01 5,7875E-01

2,2824E-01

2.005 1,1289E+00 1,1289E+00 5,7911E-01 5,7771E-01 5,7875E-01

2,2824E-01

2.006 1,1289E+00 1,1289E+00 5,7911E-01 5,7771E-01 5,7875E-01

2,2824E-01

2.007 1,1289E+00 1,1289E+00 5,7911E-01 5,7771E-01 5,7875E-01

2,2824E-01

VERE($)
Año

ZONA 1
Importación

Exportación

ZONA 2
Importación

Exportación

ZONA 3
Importación

Exportación

2.003 $ 11.404.515 $ 11.404.515

$ 2.402.141

$ 2.396.362

$ 1.153.590

$ 454.943

2.004 $ 11.404.515 $ 11.404.515

$ 2.402.141

$ 2.396.362

$ 1.153.590

$ 454.943

2.005 $ 11.404.515 $ 11.404.515

$ 2.402.141

$ 2.396.362

$ 1.153.590

$ 454.943

2.006 $ 11.404.515 $ 11.404.515

$ 2.402.141

$ 2.396.362

$ 1.153.590

$ 454.943

2.007 $ 11.404.515 $ 11.404.515

$ 2.402.141

$ 2.396.362

$ 1.153.590

$ 454.943
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REGION 8
AÑO
2.003
2.004
2.005
2.006
2.007

MW
PESOS
5,29E-02
$ 40.177
5,29E-02
$ 40.177
5,29E-02
$ 40.177
5,29E-02
$ 40.177
5,29E-02
$ 40.177

REGION 9
AÑO
2.003
2.004
2.005
2.006
2.007

Eisenhower Miguel Martínez Roa

MW
PESOS
5,29E-02
$ 40.177
5,29E-02
$ 40.177
5,29E-02
$ 40.177
5,29E-02
$ 40.177
5,29E-02
$ 40.177
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ANEXO G. PROYECCIONES DEL INDICE DE PRECIOS AL PRODUCTOR

PROYECCION DEL VALOR DEL IPP
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ANEXO H. PROYECCIONES DE VALOR DE TASA REPRESENTATIVA DEL
MERCADO DE DOLARES ESTADOUDINENSES

Proyecciones de TRM

TRM($ Colombianos)
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